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Tesis basada en la optimización de flujos de trabajo para minimizar la 
incertidumbre en los valores de las propiedades de roca y fluidos, validación 
de datos de producción y presión en la simulación de yacimientos, aplicando 
todos estos datos de entrada en la caracterización dinámica en las arenas 
UI-UM del campo “PRO” que servirá como plataforma en el análisis para 
oportunidades de procesos de inyección y recuperación mejorada y así 
aumentar el recobro en el campo. Objetivo: Optimizar los flujos de trabajo 
en la simulación dinámica de yacimientos de petróleo negro y procesos de 
recuperación mejorada, mediante criterios técnicos, analíticos y numéricos 
para minimizar la incertidumbre en la estimación del factor de recobro final. 
Marco Teórico: Reservas, Factor de Recobro, Mecanismos de Producción, 
SCAL, PVT, Balance de Materia, Flujo Fraccional, IOR/EOR, Incertidumbre 
en Simulación.  
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Thesis based on optimization of workflows to reduce uncertainty in values of 
rock and fluids properties, validation of production and pressure data in 
reservoir simulation, applying this input data in the dynamic characterization 
of sands UI-UM in field “PRO” that will serve as a platform in the analysis of 
opportunities of injection processes, enhanced oil recovery and then increase 
oil recovery in the field. Objective: Optimize workflows in the dynamic 
simulation of black oil reservoirs and enhanced oil recovery processes, 
through technical, analytical and numerical criteria to reduce the uncertainty 
in the estimation of final recovery factor. Theoretical Framework: Reserves, 
Recovery Factor, Production Mechanism, SCAL, PVT, Balance of Materials, 
Fractional Flow, IOR/EOR, Simulation Uncertainty.   
KEYWORDS: WORKFLOWS, RESERVOIR SIMULATION, ENHANCED OIL 
RECOVERY PROCESSES, BLACK OIL FIELD, ROCK AND FLUIDS 
PROPERTIES. 
THEMATIC CATEGORIES: < CP-PETROLEUM ENGINEERING > < CP-





El petróleo como principal fuente de energía en el Ecuador y el mundo, ha 
sufrido una disminución en su producción debido a la declinación natural de 
los yacimientos, en la actualidad se requiere de nuevos métodos y 
tecnologías para poder incrementar la recuperación en los mismos. 
La caracterización de reservorios es una práctica utilizada hoy en día con el 
objetivo de obtener un modelo de predicción que permita optimizar la 
producción de los campos e incrementar el  factor de recuperación 
analizando la aplicación de métodos de recuperación de petróleo. La 
caracterización de reservorios se divide en la caracterización estática y 
dinámica, para la simulación dinámica se usa como información de entrada 
propiedades de roca y fluidos, datos de producción, de presión y un modelo 
estático inicial basado en la integración de la información geofísica, 
sedimentológica, estratigráfica, petrofísica, geológica, y de ingeniería 
creando un modelo que se ajuste a la historia de producción con la finalidad 
de calcular reservas y crear un plan de desarrollo óptimo de los campos. 
Por esta razón, es de gran importancia la optimización de los flujos de 
trabajo de los procesos llevados a cabo para obtener los valores de entrada 
para la caracterización dinámica de yacimientos y así reducir la 
incertidumbre durante las etapas de la simulación numérica.  
El presente estudio está enfocado en optimizar los flujos de trabajo de los 
datos de entrada y partiendo de un modelo estático aplicarlos en la 
caracterización dinámica de un campo de petróleo negro.  
La primera fase del estudio es obtener valores para propiedades de roca y 
fluidos que permitan minimizar la incertidumbre en la simulación dinámica 
mediante el análisis y validación de los mismos, por medio de balance de 
materia se estimará el mecanismo de empuje que actúa en el campo y así 
poder caracterizarlo en la simulación. 
La siguiente etapa consistirá en la Inicialización del modelo dinámico que 
permitirá comparar el POES del modelo estático con el POES del modelo 





Posterior a esto se realizará el ajuste del modelo dinámico con los datos de 
presión, historia de producción (Global – Por Pozo) y las presiones de fondo 
fluyente. 
Con el modelo dinámico ajustado se pasará a la fase de optimización de 
estrategias de producción, primero realizando un screening analítico y 
numérico de los métodos EOR para determinar los mejores agentes EOR 
que podrían ser aplicados en el campo. 
Finalmente se realizará predicciones con el modelo de simulación ajustado, 
la primera predicción se realizara a 20 años con un caso base (Continua la 
misma estrategia de explotación del campo sin realizar ninguna 
intervención), la segunda predicción será a 7 años con una caso de 
Inyección de Agua, las siguientes predicciones serán de la misma manera a 
7 años con casos de inyección de agentes EOR resultantes del Screening 
Analítico.  
Con las diferentes predicciones se realizará la comparación de reservas 
recuperadas y factores de recuperación de los diferentes casos para 
finalmente determinar la mejor estrategia de producción que se debería 














PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 
1.1. ENUNCIADO DEL PROBLEMA 
¿Cómo incide la optimización de flujos de trabajo sobre la incertidumbre que 
existe en la simulación de yacimientos y procesos de recuperación 
mejorada, aplicados a un campo de petróleo negro? 
1.2. ENUNCIADO DEL TEMA 
Optimización de flujos de trabajo para la simulación de yacimientos y 
procesos de recuperación mejorada, aplicados a un campo de petróleo 
negro. 
1.3. DESCRIPCIÓN DEL PROBLEMA 
 
La simulación de yacimientos es una herramienta para modelar 
numéricamente y así cuantificar e interpretar los fenómenos físicos que 
ocurren en el yacimiento, además de predecir su comportamiento futuro y 
establecer estrategias de desarrollo, en otras palabras se representa el 
comportamiento real del yacimiento a partir de un modelo matemático.  
 
El primer paso en la caracterización dinámica del yacimiento se basa en 
entender los datos de entrada tales como: 
 
Modelo Geológico o Estático: Comprende el modelo Estructural, 
estratigráfico, sedimentológico, petrofísico, geológico. 
Datos PVT 
Datos SCAL: Curvas de permeabilidad relativa y presiones capilares. 
Datos de producción, presiones, entre otros. 
 




Es importante mencionar que en la simulación dinámica de yacimientos para 
obtener resultados confiables, los datos de entrada deben ser confiables, de 
otra manera los resultados que se obtienen de la simulación tendrán alto 
porcentaje de incertidumbre y no representaran el verdadero 
comportamiento actual y futuro del yacimiento, por esta razón los procesos y 
flujos de trabajo se optimizan para lograr reducir la incertidumbre y validar 
los datos que se utilizan durante la simulación. 
 
La simulación de yacimientos requiere de datos obtenidos por pruebas de 
laboratorio sobre muestras tomadas en campo, muchos de estos datos 
pueden ser inconsistentes por diversos factores como es la existencia de 
errores de medición durante la toma de muestras o su inadecuada 
manipulación en los análisis de laboratorio, esto genera alta incertidumbre 
en la simulación de  yacimientos. Debido a esto en la industria del petróleo 
se ha puesto gran interés en desarrollar técnicas que permitan obtener un 
modelo del yacimiento confiable y que se ajuste con su verdadero 
comportamiento.  
 
Los ingenieros de yacimientos son los encargados de validar los datos de 
entrada para los modelos de simulación, para esto se han desarrollado 
modelos matemáticos utilizados para verificar la consistencia de la 
información, estos modelos sirven como base para optimizar los flujos de 
trabajo que reducirán la incertidumbre en la simulación de yacimientos.  
 
Actualmente la gerencia de la incertidumbre dentro de la caracterización de 
los yacimientos es básica para entender que tanto la caracterización estática 
y dinámica cambian con el tiempo, por lo cual los procesos para optimizar 
las diferentes etapas que finalmente terminan en la construcción de un 
modelo de simulación, permite dar consistencia a la validación y uso de la 
información, tareas fundamentales como la validación de datos de las 
propiedades de la roca y fluidos, balance de materia entre otros son de suma 
importancia y sirven para la construcción de un modelo de simulación 
consistente, partiendo que los datos de producción y presiones son 
consistentes. 





La importancia de los resultados de la simulación de yacimientos para 
estimar reservas, establecer estrategias de desarrollo y procesos de 
recuperación en un campo de petróleo negro de la cuenca oriente del 
Ecuador establece la necesidad de reducir la incertidumbre en la simulación, 
mediante la optimización de los flujos de trabajo. 
1.4. OBJETIVOS 
1.4.1. Objetivo General 
Optimizar los flujos de trabajo en la simulación dinámica de 
yacimientos de petróleo negro y procesos de recuperación mejorada, 
mediante criterios técnicos, analíticos y numéricos para minimizar la 
incertidumbre en la estimación del factor de recobro final. 
1.4.2. Objetivos Específicos 
 Optimizar los flujos de Trabajo para el análisis de propiedades de la 
roca y fluidos. 
 Analizar los fundamentos teóricos sobre las propiedades de la roca y 
fluidos, balance de materiales y el flujo de fluidos en medios porosos 
para petróleo negro. 
 Validar los resultados de los flujos de trabajo con la caracterización 
dinámica de un campo de petróleo negro. 
 Realizar un screening analítico y numérico con los diferentes métodos 
de recuperación mejorada de petróleo. 
 Evaluar el factor de recuperación primaria en 20 años y el factor de 
recuperación terciaria en 7 años. 
1.5. JUSTIFICACIÓN 
 
El petróleo, como principal fuente de energía, constituye una de las 
principales fuerzas productivas del mundo y es por ello que se invierte 
tiempo, esfuerzo y dinero para encontrar y producir dicho recurso.  




Ya que muchos de los campos petrolíferos se encuentran en etapa de 
madurez, las reservas asociadas a recuperación primaria parecen haberse 
mermado, y los procesos posteriores significan recuperación secundaria o 
mejorada, sin embargo, el mayor temor en muchos casos está asociado a 
cómo la caracterización dinámica de los yacimientos ha sido realizada y 
cómo ha sido obtenido el screening para definir los procesos de 
recuperación mejorada, por dicha razón el presente estudio busca dentro de 
la ingeniería convencional de yacimientos evaluar las variables críticas para 
la caracterización dinámica de los yacimientos y entender el proceso interno 
de la simulación para tener criterios básicos que permitan de manera 
individual evaluar los screening tradicionales tanto desde el punto de vista 
analítico como numérico para de esta forma minimizar la incertidumbre 
durante la caracterización de los yacimientos en un campo de petróleo 






















2.1. MARCO INSTITUCIONAL 
“Geosciences and Petroleum Engineering –Schlumberger proporciona 
servicios de consultoría técnica en todo el ciclo de vida productiva de 
yacimientos mediante la aplicación de conocimientos multidisciplinarios, 
flujos de trabajo únicos, y soluciones mediante el uso de software.” 
Schlumberger (GPE), 2013 
Los servicios integrados incluyen: 
 Servicios de Exploración - generación de prospectos y Estimación de 
Recursos. 
 Estudios y Simulación de Yacimientos. 
 Planificación para Desarrollo de Campos 
Planificación de Perforación y Completaciones de Pozos 
Evaluación geológica. 
Análisis de producción y optimización 
 Estudios EOR 
 Estudios, evaluación, desarrollo y planificación de producción mediante 
recursos no convencionales. 
 
2.1.1. Perfil De La Empresa 
Schlumberger es el proveedor líder a nivel mundial de soluciones en 
tecnología, gestión de proyectos integrados y proporcionando 
información a los clientes que trabajan en la industria de petróleo y gas 
en todo el mundo. Empleando aproximadamente a 120,000 personas 
representados por más de  140 nacionalidades y trabajando en más de 
85 países, Schlumberger proporciona una gama más amplia de 
productos y servicios en la industria, desde la exploración hasta la 
producción. 
 
La empresa cuenta con oficinas principales en Houston, París y La 
Haya. Los ingresos por operaciones continuas fueron de $ 41730 
millones en 2012. Las acciones de Schlumberger se cotizan en la Bolsa 
de Nueva York, bajo el símbolo SLB, en el Euronext París, Euro Next 
Amsterdam, Londres y las seis bolsas de valores en 
Suiza.(Schlumberger, 2013) 
 





Schlumberger maneja su negocio a través de 35 GeoMarkets, que se 
agrupan en cuatro áreas geográficas: América del Norte, América 
Latina, Europa y África, Rusia, Oriente Medio y Asia. La estructura 
GeoMarket ofrece a los clientes un único punto de contacto a nivel local 
para las operaciones de campo y reúne a equipos geográficamente 
enfocados satisfacer las necesidades locales y ofrecer soluciones 
personalizadas. Trabajando en conjunto con segmentos de tecnología 
de la compañía, los GeoMarkets proporcionan soluciones eficientes a 
los clientes, y a través de los cuales los ingenieros de Schlumberger  
optimizan las operaciones y soluciones durante toda la vida productiva 
de los campos petroleros. (Schlumberger, 2013) 
2.1.3. Visión 
“Nuestra visión es crear nuevas vías de crecimiento al convertirnos en los 
líderes reconocidos suministrando soluciones integradas de geociencia y 
petrofísica a lo largo de toda la cadena de valor de los yacimientos, desde la 
exploración hasta la producción.” Schlumberger (PTS), 2013 
2.1.4. Valores 
La dedicación al cliente: Ofrece servicios que mejoran el rendimiento 
de los clientes y construir sobre éste, lealtad y confianza. Está frente a 
los retos de los clientes, escucha sus necesidades, anticipa y planifica 
el cumplimiento de los compromisos. 
 
Atención a las Personas: Contrata profesionales con talento y se 
esfuerza por brindarles un ambiente de trabajo estimulante, ofreciendo 
el respeto de la individualidad, la recompensa a la iniciativa y el logro, 
la formación amplia y oportunidades desafiantes. Promueve la eficacia 
alentando a la gente a trabajar juntos. 
 
Pasión por la innovación: Está totalmente comprometida con la 
innovación en todos los ámbitos de sus actividades con el fin de 
conseguir el constante cumplimiento de las expectativas de los clientes; 
con la creatividad y la agilidad que le caracteriza. 
 
Excelencia en la Acción: Está impulsada por la búsqueda de la 
excelencia como la raíz de todas sus acciones a través de la entrega 
de los servicios de alta calidad y dedicación a los más altos estándares 









2.2. MARCO DE REFERENCIA 














Tabla 1: Principales Características de las arenas UI-UM del campo “PRO” 
Fuente: Schlumberger - GPE 
2.2.2. Reservas 
Las reservas se definen como aquellas cantidades de hidrocarburos 
que se prevé serán recuperadas comercialmente de acumulaciones 
conocidas a una fecha dada. En consecuencia, el concepto de reservas 
constituye tan sólo la parte recuperable y explotable de los recursos 
petroleros en un tiempo determinado. 
 
Por tanto, es importante aclarar que algunas de las partes no 
recuperables del volumen original de hidrocarburos pueden ser 
consideradas como reservas, dependiendo de las condiciones 
económicas, tecnológicas, o de otra índole, que lleguen a convertirlas 
en volúmenes recuperables. (José Piamo, 2011) 
 
2.2.2.1. Reservas Probadas (1P) 
Las reservas probadas, o reservas 1P se definen como el volumen de 
hidrocarburos o sustancias asociadas evaluados a condiciones 
atmosféricas y bajo condiciones económicas actuales, que se estima 
serán comercialmente recuperables en una fecha específica, con una 
certidumbre razonable, derivada del análisis de información geológica y 
de ingeniería. Dentro de las reservas probadas existen dos tipos: 
 
1) Las desarrolladas, aquellas que se espera sean recuperadas de los 
pozos existentes con la infraestructura actual y con costos moderados 
de inversión; y  
 
2) Las no desarrolladas, que se definen como el volumen que se 
espera producir con infraestructura y en pozos futuros. 
 
(Lucio Carrillo Barandiaran, 2006) 





2.2.2.2. Reservas Probables (2P) 
Corresponden a volúmenes de hidrocarburos, cuyo análisis de la 
información geológica y de ingeniería sugiere que son más factibles de 
ser comercialmente recuperables, que de no serlo. Si se emplean 
métodos probabilísticos para su evaluación existirá una probabilidad de 
al menos 50% de que las cantidades a recuperar sean iguales o 
mayores a la suma de las reservas probadas más las probables. Las 
reservas 2P, por tanto, son constituidas por la suma de las reservas 
probadas más las probables. 
 
(Lucio Carrillo Barandiaran, 2006) 
 
2.2.2.3. Reservas Posibles (3P) 
 
“Están determinadas por la información elaborada disponible, pero no existe 
la seguridad ni de su volumen total, ni de las condiciones y cantidad de 
hidrocarburos que se pueden recobrar en forma económica.” Blog 
Petrolero, 2013. 
 
2.2.3. Petróleo Original En Sitio 
Se refiere al volumen en barriles de petróleo bruto que se encuentra en el 
yacimiento. Se lo puede calcular mediante la siguiente ecuación:  
 
Donde: 
POES: Petróleo Original en Sitio (BN) 
Φ: Porosidad, expresada en fracción 
Sw: Saturación de agua, expresada en fracción 
A:Área del yacimiento (Acres) 
h: Espesor de la arena (ft) 
Bo: Factor volumétrico del petróleo (BY/BN) 
 
 




2.2.4. Factor De Recobro 
Representa la fracción del volumen del petróleo original en el reservorio que 




r:Factor de recobro, expresada en fracción 
NpT: Producción total de petróleo (BN) 
N: Petróleo original en sitio (BN) 
 
2.2.5. Mecanismos De Empuje 
 
En un yacimiento hidrocarburífero se denomina mecanismo de empuje a la 
energía proporcionada para mover el hidrocarburo entrampado hacia el pozo 
mientras este es extraído. Los mecanismos de empuje más comunes son: 
 
Gráfico A: Comportamiento de la Presión con respecto al Factor de Recobro 
para los distintos Mecanismos de Empuje. 
Fuente: http://hbpetroleum.blogspot.com/2013-10-11 




2.2.5.1. Expansión De Fluidos Y Reducción Del Volumen 
Poroso 
La producción de fluidos de un reservorio, incrementará la diferencia 
entre la presión de sobrecarga y la presión del poro, lo que originará 
una reducción del volumen poroso del reservorio y posiblemente cause 
subsidencia de la superficie. 
 
La recuperación de petróleo mediante el empuje por compactación es 
significante solo si la compresibilidad de la formación es alta. Muchos 
reservorios que tienen un significante empuje por compactación son 
someros y pobremente consolidados. Aunque el empuje por 
compactación incrementará la recuperación de petróleo. 
 
En la mayoría de las cuencas sedimentarias, el gradiente de 
sobrecarga es aproximadamente de 1 psi por pie de profundidad. Parte 
de este peso es soportado por los granos de la roca y el resto es 
soportado por el fluido dentro del espacio poroso. 
 
La porción de la sobrecarga sostenida por los granos de la roca es 
denominada presión de la matriz o del grano. En regiones con 
presiones normales, el gradiente de presión del fluido se encuentra 
entre 0.433 a0.465 psi por pie de profundidad. Por lo tanto la presión 
del grano incrementará normalmente con la profundidad a una tasa de 
aproximadamente 0.54 a 0.56 psi por pie.(Lucio Carrillo Barandiaran, 
2006, p. 77) 
 
2.2.5.2. Empuje Por Gas En Solución 
El Empuje por Gas en Solución es a veces llamado Empuje por Gas 
Interno, Empuje por Gas Disuelto, Empuje por Depletación, Empuje 
Volumétrico o Empuje por Expansión de Fluidos. Este es el principal 
mecanismo de empuje para aproximadamente un tercio de todos los 
reservorios de petróleo del mundo. 
 
La presión inicial del reservorio está sobre o igual a la presión del punto 
de burbuja. Si asumimos que la presión inicial esta sobre la presión del 
punto de burbuja, entonces la presión como consecuencia de la 
producción declinará rápidamente hasta el punto de burbuja. Durante 
este periodo, todo el gas en el reservorio permanece en solución. Este 
proceso es a menudo definido como Empuje por Expansión de Fluidos. 
 
Una vez que la presión ha declinado hasta la presión del punto de 
burbuja, la producción adicional causará que esta decline por debajo 
del punto de burbuja con la consiguiente evolución del gas libre en el 
reservorio. Después que la saturación de gas excede la saturación 
crítica, este se hace móvil. 
 




El mecanismo principal se debe al empuje del gas y a la expansión del 
petróleo. El efecto de la expansión del agua y de la roca es pequeño si 
se compara a la energía de un gas libre altamente expansible. 
 
La eficiencia de recuperación sobre el punto de burbuja, donde el 
petróleo es producido por la expansión del fluido líquido en el 
reservorio cuando se reduce la presión, esta normalmente en el rango 
de 1 a 3%. Sobre el punto de burbuja, la compresibilidad del petróleo 
es baja, tal como 5 x 10-4 psi-1, lo cual quiere decir que el petróleo 
posee una expansión volumétrica pequeña, y la producción de petróleo 
de este reservorio resultará en una rápida declinación de la presión. 
 
La recuperación de petróleo para el mecanismo de gas en solución, es 
decir cuando la presión cae por debajo del punto de burbuja, 
usualmente está en el rango de 5 a 30 % del petróleo original en-sitio. 
Los factores que tienden a favorecer una alta recuperación incluyen 
alta gravedad API del crudo (baja viscosidad), alto GOR de solución y 
homogeneidad de la formación.(Lucio Carrillo Barandiaran, 2006) 
 
 
Tabla 2: Comportamiento y Características de Reservorios de Gas Disuelto 
Fuente: Mecanismos de Impulsión de los Reservorios. Carrillo L. 
2.2.5.3. Empuje Por Capa De Gas 
Para este tipo de reservorios se considera que la presión inicial del 
reservorio es exactamente igual a la presión del punto de burbuja. Esto 
ocurre debido a que en el transcurso del tiempo geológico, debe existir 
el equilibrio entre el petróleo y el gas. Con la capa de gas, el petróleo 
está manteniendo la máxima cantidad de gas en solución. 
 
A medida que la presión del reservorio se reduce (por efecto de la 
producción), la  capa de gas se expande causando un desplazamiento 
inmiscible del petróleo. La eficiencia de recuperación promedio para un 
reservorio con capa de gas es del orden de 20 a 40 % del petróleo 
original en sitio. 





Las características de reservorio que originan que la expansión de una 
capa de gas recupere más petróleo son: 
 
(a) Baja viscosidad del petróleo. 
(b) Alta gravedad API del petróleo 
(c) Alta permeabilidad de la formación 
(d) Alto relieve estructural. 
(e) Gran diferencia de densidades 
 
La predicción de la recuperación puede ser obtenida por técnicas de 
simulación numérica o por cálculos de balance de materiales.(Lucio 
Carrillo Barandiaran, 2006) 
 
 
Tabla 3: Comportamiento y Características de Reservorios de Capa de Gas 
Fuente: Mecanismos de Impulsión de los Reservorios. Carrillo L. 
2.2.5.4. Empuje Hidráulico 
En este tipo de reservorio no existe capa de gas, por lo tanto la presión 
inicial es mayor que la presión del punto de burbuja. Cuando la presión 
se reduce debido a la producción de fluidos, se crea un diferencial de 
presión a través del contacto agua-petróleo. De acuerdo con las leyes 
básicas de flujo de fluidos en medio poroso, el acuífero reacciona 
haciendo que el agua contenida en él, invada al reservorio de petróleo 
originando Intrusión o Influjo lo cual no solo ayuda a mantener la 
presión sino que permite un desplazamiento inmiscible del petróleo que 
se encuentra en la parte invadida. 
 
La Intrusión ocurre debido a: 
(a) Apreciable expansión del agua del acuífero. A medida que se 
reduce la presión, el agua se expande y reemplaza parcialmente los 
fluidos extraídos del reservorio. 
 
(b) El acuífero es parte de un sistema artesiano. El agua que rodea al 
reservorio de petróleo está en contacto con agua proveniente de la 
superficie. 
 




La eficiencia de recuperación para reservorios por empuje de agua está 
en el rango de 10 a 75 %.  
 
Dependiendo de la forma como ingresa el agua al reservorio de 
petróleo, los reservorios por empuje de agua se denominan: 
 
 Acuífero De Fondo 
En la cual la formación es usualmente de gran espesor con suficiente 
permeabilidad vertical, tal que el agua puede moverse verticalmente. 
En este tipo de reservorios la conificación puede convertirse en un gran 
problema. 
 
 Acuífero Lateral 
En la cual el agua se mueve hacia el reservorio desde los lados. 
Algunos indicadores para determinar la presencia de un empuje de 
agua son: 
 
(a) El hidrocarburo (petróleo o gas) está rodeado por agua. 
(b) Debe existir suficiente permeabilidad para permitir el movimiento del 
agua (por lo menos 50 mD). 
(c) A medida que el tiempo transcurre, la producción de agua 
incrementa. 
(d) El método de balance de materiales es el mejor indicador. 
 
Entre los métodos para estimar la recuperación se tiene: Buckley-
Leverett, la técnica de Dykstra-Parsons, el método de Stiles, Balance 
de Materiales, Correlaciones y Simulación Numérica. Para estimar el 
influjo tenemos las teorías de Van-Everdingen y Fetkovich.(Lucio 
Carrillo Barandiaran, 2006) 
 
 
Tabla 4: Comportamiento y Características de Reservorios Empuje Hidráulico 
Fuente: Mecanismos de Impulsión de los Reservorios. Carrillo L. 




2.2.5.5. Segregación Gravitacional 
En un reservorio de empuje por segregación, el gas libre a medida que 
sale del petróleo, se mueve hacia el tope del reservorio mientras que el 
petróleo hacia abajo debido a la permeabilidad vertical. Para que esto 
ocurra debe existir suficiente permeabilidad vertical para permitir que 
las fuerzas gravitacionales sean mayores que las fuerzas viscosas 
dentro del reservorio. Aunque algunos de estos reservorios no tienen 
una capa de gas inicial, la recuperación será mayor si esta existe. 
 
Un mecanismo similar denominado drenaje gravitacional ocurre si es 
que el reservorio tiene un gran buzamiento. En este caso el petróleo se 
mueve hacia abajo y el gas hacia arriba, pero el flujo es paralelo al 
ángulo de buzamiento, en vez de ser perpendicular a este. En la 
mayoría de los casos el drenaje gravitacional y empuje por segregación 
se consideran como el mismo mecanismo. 
 
Si no se considera el aspecto económico, este es el mecanismo de 
empuje primario más eficiente. Las eficiencias de recuperación están 
en el rango de 40 a 80%. 
 
Las características de producción que indican la ocurrencia de un 
drenaje gravitacional o segregación son las siguientes: 
 
(a) Variaciones del GOR con la estructura. 
(b) Aparente mejora del comportamiento de las permeabilidades 
relativas gas/petróleo. 
(c) Aparente tendencia al mantenimiento de presión. 




Tabla 5: Características De los diferentes mecanismos de empuje 
Fuente: Mecanismos de Impulsión de los Reservorios. Carrillo L. 





Los análisis especiales de núcleos SCAL permiten determinar datos muy 
importantes para la ingeniería de yacimientos, como lo son datos de 
permeabilidad relativa, presión capilar, entre otros. 
2.2.6.1. Presión Capilar 
 “En sistemas formados por petróleo y agua, o petróleo y gas, se origina una 
interface curvada entre los dos fluidos que tiene la tendencia a contraerse 
formando el área más pequeña por unidad de volumen “Magdalena Paris 
de Ferrer, 2010. 
Cuando dos fluidos inmiscibles están en contacto existe una discontinuidad 
en la presión entre ellos que dependerá de la curvatura de la interface que 
los separa. Esta diferencia de presión se denomina presión capilar. 
Las fuerzas capilares presentes en un yacimiento de petróleo son el 
resultado del efecto combinado de las tensiones superficiales e interfaciales 
que se originan entre la roca y los fluidos que coexisten en dicho medio 
poroso. Matemáticamente se expresa como: 
 
Donde: 
Pc: Presión capilar (Psi) 
Pnm: Presión en la fases no mojante (Psi) 
Pm: Presión en la fases mojante (Psi) 
Existen tres tipos de presión capilar de acuerdo a las fases que se 
encuentran presentes: 
- Para un sistema agua-petróleo (Pcwo)  
 
- Para un sistema gas-agua (Pcgw) 
 









Po: Presión del petróleo (Psi) 
Pg: Presión del gas (Psi) 
Pw: Presión del agua (Psi) 
 
En términos de la tensión superficial matemáticamente la presión capilar en 
un sistema agua-petróleo se puede expresar como: 
 
Donde: 
Pc: Presión capilar (dina/cm2) 
σow: Tensión Superficial (dina/cm) 
ϴ: Angulo de contacto, expresado en grados 
r: Radio del capilar (cm) 
 
Gráfico B: Detalle alrededor de la interface para un sistema Agua-Petróleo 
Fuente: Fundamentos de Ingeniería de Yacimientos. Paris de Ferrer M. 




 Saturación De Agua Irreductible 
Se define como aquella saturación de agua que no puede ser reducida, ni 
desplazada en el medio poroso. 
 Saturación De Agua Inicial 
Representa la saturación de agua debido a la presión capilar que se tiene en 
el yacimiento, por efecto del espesor y calidad de las rocas. 
 Saturación De Petróleo Residual 
Corresponde a la saturación de petróleo que queda en el yacimiento 
después de un proceso de desplazamiento. 
2.2.6.2. Histéresis Capilar 
La histéresis capilar es el proceso en el cual un medio poroso se satura y se 
desatura. Los espacios porosos en el yacimiento originalmente se 
encuentran saturados por agua, a medida que el petróleo se desplaza hacia 
el yacimiento, desplaza al agua hasta una saturación de agua irreductible, 
por lo que se incrementa la saturación de petróleo y el espacio poroso queda 
saturado por los dos fluidos. Este proceso de desplazamiento de la fase 
mojante se denomina drenaje; mientras que el proceso inverso en que el 
agua empuja al petróleo en la etapa de producción, la fase mojante desplaza 
a la fase no mojante y este proceso se denomina imbibición. 
 
Gráfico C: Histéresis Capilar 
Fuente: Fundamentos de Ingeniería de Yacimientos. Paris de Ferrer M. 




2.2.6.3. Permeabilidades Relativas 
Es la relación entre la permeabilidad efectiva de un fluido a una determinada 
saturación con respecto a la permeabilidad absoluta. Matemáticamente se 





Krg: Permeabilidad relativa al gas, expresado en fracción 
Krw: Permeabilidad relativa al agua, expresado en fracción 
Kro: Permeabilidad relativa al petróleo, expresado en fracción 
K: Permeabilidad absoluta (mD) 
 
2.2.7. PVT 
2.2.7.1. Análisis PVT De Laboratorio 
Para realizar estudios de yacimientos y para planificar adecuadamente 
el desarrollo de los mismos, el ingeniero de petróleo necesita conocer 
cómo se comportan volumétricamente los fluidos dentro del yacimiento, 
dentro de los pozos y en condiciones de superficie. Como tal 
comportamiento depende de la presión, volumen y temperatura se 
deben determinar las diferentes propiedades físicas de los fluidos en un 
amplio rango de temperaturas y presiones, estas propiedades se 
identifican a partir de pruebas experimentales conocidas como análisis 
PVT. Adicionalmente, también se debe conocer cómo cambian las 
propiedades originales del yacimiento a medida que varía la 
composición de la mezcla de hidrocarburos debido a la producción del 
yacimiento. 
En general se puede señalar que las propiedades PVT permiten 
predecir: 
 El cambio en la composición de la corriente de flujo como función de 
tiempo. 




 El diseño de competición, el cual depende de las propiedades de los 
fluidos en el pozo. 
 El efecto de la re-inyección de gas. 
 Los efectos de miscibilidad 
 Las cantidades y composiciones de los líquidos que quedan en el 
yacimiento y sus propiedades: densidad, tensión interfacial, 
viscosidad entre otras. 
 La concentración de H2S YN2 en el gas producido. 
La mayoría de las propiedades que se determinan en el análisis de los 
fluidos de un yacimiento pueden calcularse con gran aproximación a 
partir de su composición detallada, siendo esta la mejor descripción del 
yacimiento que se puede realizar. (Magdalena Paris de Ferrer, 2010) 
 
Las principales pruebas que se realizan en el laboratorio son: 
 Prueba De Composición Constante 
Esta prueba comúnmente conocida como prueba de presión-volumen 
permite medir el volumen total relativo por un proceso de equilibrio o de 
liberación instantánea y se lleva a cabo en petróleos crudos o de gas 
condensado. 
 El objetivo de esta prueba es determinar: 
 Presión de saturación (presión de burbujeo o del punto de rocío) 
 Coeficientes de compresibilidad isotérmica de fluidos de una sola 
fase por encima de la presión de saturación. 
 Factores de compresibilidad de la fase gaseosa. 
 Volumen total de hidrocarburos en función de presión. 
El procedimiento experimental, tal como se muestra en el gráfico D, 
consiste en colocar una muestra de hidrocarburo (petróleo o gas) en 
una celda visual PVT a la temperatura del yacimiento y a una presión 
por encima de su presión inicial (gráfico D-A). La presión de la celda se 
disminuye a temperatura constante al ir removiendo mercurio a 
pequeños intervalos de la celda, incrementando así el espacio 
disponible para el fluido. Se mide el cambio en volumen total de 
hidrocarburos, Vt, para cada incremento de presión. 
 
Gráfico D: Prueba de expansión a composición constante. 
Fuente: Fundamentos de Ingeniería de Yacimientos. Paris de Ferrer M. 




Este procedimiento se continúa hasta observar un cambio brusco en la 
pendiente del gráfico de presión versus volumen. Este cambio ocurre 
cuando el gas en solución comienza a liberarse y, por lo tanto, indica la 
presión de saturación del sistema, Ps=Pb (gráfico D-C). El volumen 
correspondiente, Vs, se mide y registra para utilizarlo como 
referencia.(Magdalena Paris de Ferrer, 2010, p. 194-195) 
 
El volumen del sistema de hidrocarburos en función de la presión de la 
celda se reporta como el cociente del volumen de referencia. Este se 




Vrel: Volumen relativo, expresado en fracción 
Vt: Volumen medido en la prueba (cm3) 
Vs: Volumen liberado (cm3) 
En este proceso se construye un gráfico de Vt en función de la presión, 










Gráfico E: Determinación de la Presión de burbujeo en una Prueba PVT 
Fuente: Fundamentos de Ingeniería de Yacimientos. Paris de Ferrer M. 
 Prueba De Liberación Diferencial 
Esta prueba comienza de la misma manera que la de volumen relativo 
total. La muestra de fluido se coloca en una celda de altas presiones, a 
una presión por encima del punto de burbujeo y a la temperatura de 
yacimiento. La presión se va disminuyendo en pequeños incrementos y 
se mide el cambio en volumen del sistema. Esto se repite hasta que 
aparece la primera burbuja de gas. Esta presión se denomina presión 
de burbujeo. Luego, para presiones predeterminadas o incrementos en 
volumen, se retira mercurio de la celda y ocurre liberación del gas en 
solución. Después, se agita la celda hasta que se alcance el equilibrio 




entre el gas liberado y el petróleo remanente en la celda. El gráfico F 
muestra esquemáticamente  
 
Gráfico F: Prueba de Liberación Diferencial o de Vaporización 
Fuente: Fundamentos de Ingeniería de Yacimientos. Paris de Ferrer M. 
El volumen total del gas y del petróleo se determina por los cambios en 
volúmenes de mercurio durante la prueba. Todo el gas libre se retira de 
la celda a una presión constante inyectando mercurio. Luego, el 
volumen de gas libre desplazado y el volumen de petróleo remanente 
en la celda se miden así en las condiciones de la celda. Como el gas 
libre también se mide en condiciones normales, se puede estimar el 
factor de desviación del gas. 
Después de ese punto, la presión se reduce en varias etapas, 
usualmente de 10 a 15 niveles de presión. A cada presión de análisis 
se agita la muestra para alcanzar el equilibrio y todo el gas liberado se 
remueve, y su volumen se mide en condiciones estándar. 
El volumen de petróleo remanente VL se mide a cada nivel de presión. 
Es importante señalar que este petróleo remanente está sujeto a 
continuos cambios de composición y progresivamente se va 
enriqueciendo en los componentes más pesados. Este tipo de 
liberación se caracteriza por la variación de la composición del sistema 
total de hidrocarburos. 
Los datos experimentales obtenidos de esta prueba incluyen: 
 Cantidad de gas liberado y, por lo tanto, la relación gas disuelto 
petróleo 
 Merma o reducción del volumen de petróleo en función de la 
presión. 
 Propiedades del gas que sale, incluyendo su composición, el 
factor de compresibilidad y la gravedad específica. 
 Densidad del petróleo remanente en función de la presión. 
Este procedimiento se repite para todos los incrementos de presión 
hasta que solo queda petróleo en la celda a la temperatura del 




yacimiento y presión atmosférica. Luego el volumen del petróleo 
residual se mide y se convierte a un volumen a 60˚F, esto es Vsc. 
El factor de merma del petróleo, debido a cambios de temperatura, se 
determina retirando el petróleo de la celda, donde se encuentra a la 
temperatura del yacimiento y presión atmosférica, y depositándolo en 
un recipiente donde se pueda medir su volumen a la temperatura de 
60˚F. 
Los factores volumétricos del petróleo obtenido por separación 
diferencial, Bod, también conocidos como factores relativos del 
volumen de petróleo a todos los niveles de presión, se calculan 
dividiendo los volúmenes de petróleo registrados, VL, entre el volumen 
de petróleo residual, Vsc. Es decir: 
 
Donde: 
Bod: Factor volumétrico del petróleo al punto de burbuja, por la prueba 
de liberación diferencial (BY/BN) 
VL: Volumen del petróleo a condiciones de yacimiento (BY) 
Vsc: Volumen del petróleo residual (BN) 
La razón gas en solución diferencial se calcula también el volumen del 
gas en solución Rsd entre el volumen de petróleo residual, Vsc. 
(Magdalena Paris de Ferrer, 2010, p. 200-203) 
 
 Prueba De Liberación Instantánea 
Con esta prueba se trata de simular lo que ocurre en los separadores 
de campo. A tal efecto, se carga una muestra en una celda a presión 
de yacimiento y, luego, se descarga a un sistema de separadores de 
una, dos y tres etapas cada una a diferentes presiones, tal como se 







Gráfico G: Esquema de una Prueba de Separadores 
Fuente: Fundamentos de Ingeniería de Yacimientos. Paris de Ferrer M. 




En cada etapa se separa el gas del líquido y se miden el volumen del 
gas y el del líquido remanente. Con esta información se pueden 
calcular la relación gas-petróleo en cada etapa de separación y el 
factor volumétrico del petróleo bajo este esquema. 
Mediante esta prueba se determinan los cambios en el comportamiento 
volumétrico de los fluidos del yacimiento a medida que pasan a través 
de los separadores y llegan al tanque de almacenamiento. El 
comportamiento volumétrico final está influenciado por las condiciones 
de operación, esto es, las presiones y las temperaturas de las 
facilidades de separación en superficie. Su objetivo principal es proveer 
la información esencial de laboratorio necesaria para determinar las 
condiciones óptimas de separación, las cuales maximizaran la 
producción de petróleo en el tanque. Además, sus resultados 
combinados con los datos de liberación diferencial. Proporcionan una 
forma de obtener los parámetros PVT (Bo, Rs y Bt) requeridos por los 
ingenieros de petróleo e sus cálculos. Conviene señalar que estas 
pruebas de separadores se llevan a cabo solamente en el petróleo 
original al punto de burbujeo. 
Dichas pruebas se realizan colocando una muestra de hidrocarburos 
en una celda PVT cuyo volumen se mide como Vs. Luego se desplaza 
y se somete a la prueba de liberación instantánea a través de un 
sistema de separación de múltiples etapas, comúnmente de una a tres 
etapas, cuya presión y temperatura se fijan para representar las 
condiciones de separación de las facilidades de superficie. El gas 
liberado de cada etapa se remueve y se le determina la gravedad 
específica y el volumen en condiciones normales. 
El volumen del petróleo remanente en la última etapa, que representa 
las condiciones de tanque, se mide y se denota como (Vo)sc. Estas 
medidas experimentales se usan para determinar el factor volumétrico 
del petróleo en la formación y la solubilidad del gas a la presión del 




Bofb: Factor volumétrico del petróleo al punto de burbuja (BY/BN) 
Vsat: Volumen al punto de burbuja (BY) 
Vosc: Volumen de petróleo remanente al punto de burbuja (BN) 
Rsfb: Relación de solubilidad al punto de burbuja por liberación 
diferencial (PCN/BN) 
Vgsc: Volumen de gas al punto de burbuja (PCN) 




Donde Bofb es el factor volumétrico del petróleo al punto de burbujeo 
en BY/BN; Rsfb, la razón gas-petróleo en solución al punto de 
burbujeo, medida en la prueba de liberación instantánea en PCN/BN; y 
(Vg)sc , el volumen total de gas removido de los separadores en PCN. 
Este procedimiento se repite para las diferentes presiones de 
separación a una temperatura dada. 
 Prueba De Viscosidades 
La viscosidad del petróleo con gas en solución se determina 
experimentalmente usando un viscosímetro de bola o un rotacional 
(tipo Haake) que permiten medir μo a cualquier P y T. El agotamiento 
de presión se realiza siguiendo un proceso de liberación diferencial. La 
variación de la viscosidad del gas con presión se calcula por medio de 
correlaciones.(Marlon de Jesús Gonzales, 2005, p.21) 
 
2.2.7.2. Validación De Datos PVT 
Los datos reportados en un análisis PVT pueden estar sujetos a errores 
de medida en el laboratorio, y por esto se requiere chequear su 
consistencia antes de usarlo en estudios de yacimiento. El chequeo de 
consistencia se hace a través de las siguientes pruebas: 
 
 Chequeo de temperatura de la prueba. 
 Chequeo de condiciones de recombinación. 
 Prueba de linealidad de la Función-Y. 
 Prueba de densidad. 
 Prueba de balance de materiales. 
 Prueba de desigualdad. 
(Marlon de Jesús Gonzales, 2005, p.21) 
 
2.2.7.3. Corrección De Datos PVT 
Existen tres tipos de cálculos que deben ser hechos con anterioridad al 
uso de los datos PVT de laboratorio en estudios de Ingeniería de 
yacimientos. Estos son: 
 
 Suavización de los datos de la prueba de expansión. 
 Cálculo del PVT combinado o corrección de los datos de 
liberación diferencial por efectos de la separación instantánea en 
superficie (separadores). 
 Extrapolación de los datos PVT. 
 
(Marlon de Jesús Gonzales, 2005, p.21) 
 
 




2.2.8. Balance De Materiales 
Generalmente la producción de petróleo debido a una declinación de la 
presión origina la entrada de fluidos provenientes de una capa de gas o de 
un acuífero, de la expansión de los fluidos inicialmente presentes en el 
yacimiento y de la expansión de la roca, los cuales pasan a ocupar el 
espacio poroso dejado por el petróleo. 
2.2.8.1. Ecuación De Balance De Materiales 
 
La EBM se reconoce como una de las herramientas básicas para interpretar 
y predecir el comportamiento de los yacimientos. Puede utilizarse para: 
- Estimar el POES 
- Estimar el tamaño de la capa de gas 
- Estimar la presencia, tipo y tamaño de acuífero. 
-Predecir el comportamiento de presión conociendo la historia de producción 
del yacimiento. 
- Estimar las profundidades de los contactos agua-petróleo, gas-petróleo y 
agua-gas. 
- Predecir el comportamiento futuro de los yacimientos. 




Np: Producción de petróleo acumulada (Bls). 
Bo: Factor volumétrico del petróleo (BY/BN). 
Rp: Relación gas-petróleo acumulada de producción (PCN/BN). 
Rs: Relación de solubilidad (PCN/BN). 




Bg: Factor volumétrico del gas (BY/PCN). 
We: Entrada de agua al yacimiento (Bls). 
Wp: Producción acumulada de agua (Bls). 
Giny: Gas inyectado al yacimiento (PCN). 
Bginy: Factor volumétrico del gas de inyección (BY/PCN). 
Winy: Agua inyectada al yacimiento (Bls). 
Boi:Bo: Factor volumétrico del petróleo a la presión inicial (BY/BN). 
Rsi: Relación de solubilidad a la presión inicial (PCN/BN). 
m: Tamaño de la capa de gas (fracción). 
Bgi: Factor volumétrico del gas a la presión inicial (BY/PCN). 
cw: Compresibilidad del agua de formación (Psi-1). 
Swi: Saturación de agua inicial (fracción). 
cf: Compresibilidad de la formación (Psi-1). 
Δp: Caída de presión (Psi). 
2.2.8.2. Limitaciones De La Ecuación De Balance De 
Materiales 
- Considera que existen condiciones de equilibrio en el yacimiento en 
cualquier tiempo, es decir, supone que la presión es uniforme y, en 
consecuencia, las propiedades de los fluidos en cualquier tiempo no varían 
con su ubicación en el yacimiento. Esto significa que los efectos de caída de 
presión alrededor del pozo no se toman en cuenta y que la saturación del 
líquido es uniforme a través de la zona de petróleo. 
- Las propiedades PVT disponibles o estimadas deben ser representativas 
del yacimiento y relacionar la producción con los datos de su vaciamiento. 
- No se considera el factor geométrico del yacimiento, ya que resulta casi 
imposible determinar la distribución de los fluidos en la estructura o en los 
pozos. 
- En el caso de yacimientos con empuje de agua activos y capas de gas muy 
grandes comparadas con las zonas de petróleo con las que están asociadas, 




no puede emplearse el balance de materiales para determinar el petróleo 
inicial en el yacimiento, debido a que la declinación de presión es muy 
pequeña. 
-  La producción acumulativa de petróleo generalmente se conoce con 
bastante precisión; en cambio, las producciones correspondientes de gas y 
agua son con frecuencia menos exactas y por lo tanto, introducen nuevas 
fuentes de errores. 
2.2.8.3. Forma Lineal De La Ecuación De Balance De 
Materiales 
Es una forma de representar los resultados de la ecuación de balance de 
materiales mediante una línea recta, con esto se pueden determinar los 
valores de las variables que intervienen en la ecuación de balance de 
materiales, para esto se identifican las siguientes expresiones: 
F: Producción de petróleo, agua y gas: 
 
Eo: Expansión del petróleo y gas en solución: 
 
Eg: Expansión de la capa de gas: 
 
Ew,f: Expansión del agua inicial y reducción del volumen poroso: 
 
De esta manera la ecuación de balance de materiales queda simplificada: 
 
Esta ecuación representa una línea recta, la cual es diferente para cada uno 
de los siguientes casos: 
- Yacimientos volumétricos de petróleo subsaturado. 




- Yacimientos volumétricos de petróleo saturado. 
- Yacimientos volumétricos con capa de gas; para este caso se puede tener 
las siguientes posibilidades: 
- No se conoce el valor de N y m es conocido. 
- No se conoce el valor de m y N es conocido. 
- Se desconoce el valor de N y m. 
- Yacimientos con empuje de agua: En este caso para determinar el valor de 
N, es muy importante conocer el valor de la intrusión de agua y el modelo 
que representa el mejor comportamiento del acuífero. 
2.2.9. Teoría De Flujo Fraccional 
El flujo fraccional de un fluido representa la fracción de dicho fluido fluyendo 
a través de un medio poroso. 
2.2.9.1. Ecuación De Flujo Fraccional 
Permite modelar el flujo de dos fluidos inmiscibles a través del medio poroso.  
 
Donde: 
qt: Caudal de inyección (BPD) 
dPc/dx: Gradiente de presión capilar (Psi/ft) 
K: Permeabilidad absoluta (mD) 
µo: Viscosidad de petróleo (cP) 
µd: Viscosidad del desplazante (cP) 
A: Área de la sección transversal del reservorio a través del cual el fluido está 
fluyendo (ft2) 
Kro; Krd: Permeabilidades relativas de petróleo y el desplazante (fracción) 
ρd; ρo: Densidad de desplazante y petróleo a condiciones de reservorio (lbm/ft3) 
⍺: Ángulo medio entre la horizontal (eje positivo) y la dirección del flujo, en la 
dirección horaria (grados) 
0.001127: Constante para conversión en unidades de campo (Bls/día-ft2) 




0.00694: Factor de conversión que permite expresar unidades de los términos de 
gravedad, densidades de los fluidos y el gradiente de presión capilar (Psi/ft) 
Si se desprecian los efectos de la presión capilar y gravedad, la ecuación 
queda expresada: 
 
2.2.9.2. Curva De Flujo Fraccional 
Si la tasa de flujo en el yacimiento es constante y si se supone que el 
desplazamiento se lleva a cabo a temperatura constante, entonces las 
viscosidades del desplazante y petróleo tienen un valor constante; por lo que 
el flujo fraccional es una función de la saturación del fluido desplazante. 
 
 
Gráfico H: Curva de Flujo Fraccional para el fluido desplazante 
Fuente: Fundamentos de Ingeniería de Yacimientos. Paris de Ferrer M. 
2.2.9.3. Factores Que Afectan El Flujo Fraccional 
La ecuación de flujo fraccional permite estudiar el efecto de varias variables 
del yacimiento sobre la eficiencia de los proyectos de inyección. Para tener 
una alta eficiencia de desplazamiento y en consecuencia, una inyección más 
1-Sor 
Swi 




eficiente, se requiere que el flujo fraccional de agua en cualquier punto del 
yacimiento sea mínimo. Factores como el ángulo de buzamiento, presión 
capilar, humectabilidad, tasa de inyección y viscosidad del petróleo pueden 
aumentar o disminuir el flujo fraccional del agua. 
2.2.9.4. Ecuación De Avance Frontal 
Determina la velocidad de avance de un plano de saturación de agua 
constante que se mueve a través de un sistema poroso lineal. 
 
Otra forma de escribir la ecuación de flujo fraccional: 
 
Para un medio poroso lineal se tiene: 
 
 
Caudal de agua en el medio poroso: 
 
Considerando el volumen del medio poroso, se identifica el volumen de agua 
que ingresa al elemento poroso mediante la ecuación: 
 
Mientras que el volumen de agua que sale del elemento poroso es: 
 
Por lo que el volumen de agua que se aloja en el medio poroso es: 
 
Con esto se deriva la ecuación de continuidad: 
 





Ordenando e integrando la expresión se obtiene la ecuación de avance 
frontal: 
 
Esta ecuación es válida para cualquier fluido desplazante. 
 
En unidades prácticas se tiene: 
 
Donde: 
5.615: Factor de conversión de Bls a ft3 
X: Distancia del yacimiento invadida por el desplazante a un tiempo determinado 
(ft). 
QT: Caudal total de inyección (BFPD). 
Qw: Caudal de agua (BAPD). 
Qo: Caudal de petróleo (BPPD). 
Qws: Caudal de agua que sale del medio poroso (BAPD). 
Qwe: Caudal de agua que entra al medio poroso (BAPD). 
t: Tiempo de inyección (días). 
A: Área de la sección transversal del yacimiento por la cual ingresa el fluido 
desplazante (ft2). 
Φ: Porosidad efectiva del yacimiento (fracción). 
(δfd/δSd)Sdi: Pendiente de la curva de flujo fraccional para el fluido desplazante a 
una saturación determinada (adimensional). 
Swx: Saturación de agua en el medio poroso, expresada en fracción 
La ecuación de avance frontal permite manejar distancias y tiempos para 
controlar la invasión de un fluido desplazante en el medio poroso. También 




permite determinar la cantidad de fluido desplazante necesario para efectuar 
el desplazamiento del petróleo. 
2.2.9.5. Saturación En El Frente De Choque 
Se refiere a aquella saturación  de fluido desplazante con la que avanza el 
frente de invasión a lo largo del yacimiento. Esta saturación es constante a 
medida que avanza el fluido desplazante desde el pozo inyector hasta el 




(Sw)sf: Saturación de agua en el frente de choke (fracción) 
Swi: Saturación inicial de agua en el yacimiento (fracción) 
(fw)sf: Flujo fraccional de agua en el frente de choke (fracción) 
(δfw/δSw) (Sw)sf: Pendiente de la curva de flujo fraccional del agua en el frente de 
choke (adimensional). 









Gráfico I: Recta Tangente a la Curva de Flujo Fraccional para el fluido 
desplazante. 
Fuente: Fundamentos de Ingeniería de Yacimientos. Paris de Ferrer M. 




2.2.9.6. Saturación Promedio Tras El Frente De Choque 
Se refiere al volumen de fluido desplazante que se aloja en el medio poroso, 
el cual ocupa el espacio del petróleo recuperado durante la invasión. Se la 
obtiene de la pendiente de la recta tangente a la curva de flujo fraccional, 
cuando el valor del flujo fraccional del fluido desplazante es igual a uno. Se 
la obtiene mediante la siguiente expresión: 
 
Donde: 
Swn: Saturación de agua promedio tras el frente de choke (fracción) 
(Sw)sf: Saturación de agua en el frente de choke (fracción) 
Swi: Saturación inicial de agua en el yacimiento (fracción) 




Gráfico J: Saturación del fluido desplazante tras el frente de choke 
Fuente: Fundamentos de Ingeniería de Yacimientos. Paris de Ferrer M. 





Gráfico K: Distribución del fluido desplazante en el yacimiento 
Fuente: Fundamentos de Ingeniería de Yacimientos. Paris de Ferrer M. 
2.2.9.7. Saturación Promedio Tras El Frente De Choque 
Posterior a la Ruptura 
Después de la ruptura la cantidad de agua producida comienza a aumentar 
continuamente y el volumen que ocupa el medio poroso aumenta desde 
(Sw)sf hasta la Swmáx (Swmáx=1-Sor). Para determinar el valor de (Swm)bt se 
identifica una nueva recta tangente a la curva de flujo fraccional en puntos 
que se encuentran entre (Sw)sf y Swmáx y se obtiene el valor de (Swm)bt 
cuando el flujo fraccional del fluido desplazante es igual a uno. 
 
Gráfico L: Saturación de agua promedio tras el frente de choke luego de la 
ruptura 
Fuente: Fundamentos de Ingeniería de Yacimientos. Paris de Ferrer M. 




2.2.9.8. Eficiencia De Desplazamiento 
Representa la fracción del volumen poroso ocupado por el fluido 
desplazante. Se puede estimar por la siguiente expresión: 
 
Donde: 
Ed: Eficiencia de desplazamiento, expresada en fracción 
ΔSo: Cambio en la saturación de petróleo en el medio poroso, expresada en 
fracción 
So: Saturación de petróleo en el medio poroso, expresada en fracción 
2.2.9.9. Eficiencia De Desplazamiento Areal 
Se define como la fracción del área horizontal del yacimiento donde ha 
ocurrido el proceso de invasión. Es decir: 
 
Donde: 
EA: Eficiencia de barrido areal, expresada en fracción 
Esta eficiencia depende de factores como la porosidad, permeabilidad 
horizontal, permeabilidades relativas, presiones capilares, ángulo de 
contacto, entre otros; los cuales tienen influencia directa sobre la dirección y 








Gráfico M: Área invadida por el fluido desplazante 
Fuente: Fundamentos de Ingeniería de Yacimientos. Paris de Ferrer M. 




2.2.9.10. Eficiencia De Desplazamiento Vertical 
Debido a la heterogeneidad del yacimiento, sólo una fracción del área 
vertical del yacimiento es contactada por el fluido desplazante, a esta 
fracción del área vertical barrida referida al área vertical total del yacimiento 
se denomina eficiencia de barrido vertical.  
 
Donde: 
Ev: Eficiencia de barrido vertical, expresada en fracción 
 
 
Gráfico N: Heterogeneidad vertical 
Fuente: Fundamentos de Ingeniería de Yacimientos. Paris de Ferrer M. 
 
2.2.9.11. Eficiencia De Desplazamiento Volumétrica 
Se refiere a la fracción del volumen del yacimiento que es invadida por el 
fluido desplazante. Se la obtiene mediante la siguiente expresión: 
 
Donde: 
E: Eficiencia de desplazamiento volumétrica, expresada en fracción 
 




2.2.10. MÉTODOS IOR/EOR 
 
Gráfico Ñ: Clasificación de los Términos IOR y EOR 
Fuente: The Alphabet Soup of IOR, EOR y AOR: Effective Communication 
Requires a Definition of Terms.Society of Petroleum Engineers 
Las operaciones de recuperación de petróleo se subdividen en tres etapas: 
2.2.10.1. Métodos Primarios 
Es el recobro de petróleo por mecanismos de empuje natural como: 
expansión de roca y fluidos, gas en solución, influjo de agua, empuje por 
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2.2.10.2. Métodos Secundarios 
Se refiere a las técnicas tal como, inyección de agua o gas, cuyo propósito 
en parte es mantener la presión del reservorio. 
2.2.10.3. Métodos Terciarios 
Se refiere a cualquier técnica aplicada después del recobro secundario. 
2.2.10.4. Recuperación Mejorada De Petróleo 
Es el recobro de petróleo por la inyección de materiales que no se 
encuentran normalmente presentes en el yacimiento.  
 Petróleo Incremental 
Una técnica universal para medir si un proceso de EOR es exitoso se basa 
en la cantidad de petróleo incremental recuperado. El gráfico O define al 
petróleo incremental. Imaginando un campo, un yacimiento o un pozo cuya 
tasa de petróleo está declinando desde el Punto A al B. En B, un proyecto de 
EOR es inicializado y si es exitoso, la tasa debería mostrar una desviación 
desde el punto B de la curva de declinación extrapolada. El petróleo 
incremental es la diferencia entre lo que fue realmente recuperado, B a D, y 




Gráfico O: Recuperación del Petróleo Incremental debido a un Proceso EOR 
Fuente: Enhanced Oil Recovery. Larry W. Lake 




El concepto tan simple como está en el gráfico,  en la práctica es difícil de 
determinar. Existen varias razones para esto: 
 
1. La Producción combinada proveniente de pozos con EOR y sin EOR, 
dicha producción hace que sea difícil de atribuir el petróleo producido 
por el proyecto de EOR. 
2. El petróleo proveniente de otras fuentes. Por lo general, el proyecto 
de EOR ha experimentado la limpieza sustancial del pozo u otras 
mejoras. El petróleo producido como resultado de tal tratamiento no 
es fácilmente distinguible de la del petróleo por EOR. 
3. Una estimación inapropiada de la predicción de declinación. La curva 
de B a C en el gráfico O debe ser apropiadamente estimada. Sin 
embargo, ya que no se produjo, no hay manera de evaluar esta 
precisión. Las técnicas van desde el análisis de curvas de declinación 
hasta la simulación numérica. 
 
 Objetivos De La Aplicación De Los Métodos De EOR 
Posterior a las etapas de producción primaria, producción secundaria 
(Inyección Agua – Gas), una cierta cantidad de petróleo conocida como 
petróleo residual, permanece en la roca yacimiento y es irrecuperable. En 
teoría en una roca humectada al agua, todo el petróleo puede ser 
desplazado por la fase mojante (agua) si el gradiente de presión es 
suficientemente alto; pero en la realidad, el petróleo desplazado es 
dependiente de la cantidad de agua que se inyecte, de la velocidad a la que 
se inyecta y de la razón de movilidad. 
 
 Mejoramiento de la Razón de Movilidad: 
La razón de movilidad M, se refiere a la relación entre la movilidad de la fase 
desplazante y la del fluido desplazado. Esta razón de movilidades tiene un 
efecto sobre la eficiencia de desplazamiento, es decir, a la eficiencia de 
desplazamiento de petróleo a nivel microscópico (Poros).  
 




Si M>1, significa que el fluido desplazante se mueve con mayor facilidad que 
el fluido desplazado. Este suceso no es deseable ya que el fluido 
desplazante fluirá sobrepasando al fluido desplazado y por lo tanto producirá 
un desplazamiento ineficiente, a este fenómeno se lo conoce como 
Canalización Viscosa. Para que se produzca un desplazamiento óptimo, se 
debe cumplir que M<1, esta condición se la conoce como razón de movilidad 
favorable. Al tener M>1 especifica que se debe inyectar más fluido para 
poder alcanzar una saturación especifica de petróleo residual en los poros.  
 
Así para un caso base de inyección de agua, la recuperación de petróleo se 
representa en función de la razón de movilidad y los volúmenes de fluido 
inyectado (gráfico P). De la misma manera que la eficiencia de 
desplazamiento, tanto la eficiencia de barrido areal como la vertical, 
decrecen a medida que la razón de movilidad aumenta.  
 
En los métodos de EOR  la definición de la razón de movilidad se convierte 
complicada y arbitraria, debido a la complejidad de estos métodos en 
comparación con los de recuperación secundaria (Inyección Agua-Gas). La 
razón de movilidad se la puede optimizar reduciendo la viscosidad de la fase 
desplazante (Petróleo), incrementando la permeabilidad efectiva al petróleo 











Gráfico P: Efecto de la razón de Movilidad sobre la recuperación por 
inyección de agua. 
Fuente: The Promise And Problems Of Enhanced Oil Recovery Methods. Society of 
Petroleum Engineers 




Por todo esto, resulta de mayor conveniencia hablar en términos de 
movilidades. Los diferentes métodos de EOR ayudan a uno o más de estos 
efectos.  
 
 Aumento del Número Capilar: 
El número capilar, Nc, se define como: 
 
Donde: 
µ: Viscosidad del fluido desplazante (cP) 
v: Velocidad de flujo (cm/s) 
σ: Tensión superficial (dina/cm) 
 
Según Hagoort. “A medida que aumenta el número capilar, disminuye la 
saturación de petróleo residual; esto se logra reduciendo la viscosidad del 
petróleo o aumentando el gradiente de presión y más aún, disminuyendo la 
















Gráfico Q: Petróleo Residual en función del Número Capilar. 
Fuente: The Promise And Problems Of Enhanced Oil Recovery Methods. Society of 
Petroleum Engineers 




Según Reed. “La saturación de petróleo residual se disminuye 
significativamente solo cuando se alcanza tensiones interfaciales muy bajas, 
en el orden de 10-2 dinas/cm” 
 
Esto es factible en condiciones de laboratorio, pero extremadamente difícil 
en condiciones de campo. 
De todo esto se debe hacer notar que si la tensión interfacial es cero, el 
número capilar se vuelve infinito, y la interface entre el fluido desplazante y 
el fluido desplazado desaparece, si ocurriera esto el petróleo se desplaza 
misciblemente y en estas condiciones la eficiencia de desplazamiento seria 
100% en aquellos poros donde el fluido desplazante contacte el petróleo. 
 
 Clasificación De Los Métodos EOR 
La siguiente clasificación de los métodos de Recuperación Mejorada de 
Petróleo EOR es ampliamente aceptada en la actualidad (Reconocido por 
Society Of Petroleum Engineers SPE Internacional 2013) 
 
 Métodos Térmicos: 
Esto incluye la estimulación cíclica de vapor, o "Huff and Puff"; inyección de 
vapor; drenaje gravitacional asistido por vapor (SAGD), y la combustión in 
situ o, en términos contemporáneos, inyección de aire.  
 
Incluye otras tecnologías actuales no comerciales como calefacción 
electromagnética de calentamiento resistivo a bajas frecuencias para 
calentamiento inductivo y dieléctrico a frecuencias más altas, incluyendo la 
radiación de microondas. 
 
 Métodos Químicos: 
Estos métodos generalmente se basan en la inyección de componentes 
interfaciales-activos tales como tensoactivos y álcalis (o soluciones 
cáusticas), polímeros, y mezclas químicas.  
 




Los surfactantes para inyección de espuma vienen en varias categorías, 
incluyendo los destinados para inyecciones solventes en zonas profundas. 
 
 Inyección Miscible o disolvente: 
Estos métodos se asocian con frecuencia a una forma de inyección de gas 
utilizando gases tales como el gas de hidrocarburo (enriquecido), dióxido de 
carbono, y nitrógeno. Sin embargo, el disolvente, aunque no necesariamente 
económico puede ser una fase líquida. Fases supercríticas tales como el 
dióxido de carbono de alta presión son buenos disolventes. 
 
En las aplicaciones de recuperación mejorada de petróleo modernas, los 
métodos de IOR o diferentes agentes, tales como geles o espumas, pueden 
ser necesarios. 
 
Los desarrollos más recientes incluyen la inyección de surfactantes solubles 
de dióxido de carbono para generar espumas in situ para el control dela 
movilidad.  
 
Algunos métodos de recuperación mejorada de petróleo que se han probado 
extensamente en el campo incluyen la recuperación de petróleo mejorada 
microbiana MEOR que podría caer en cualquiera de las categorías 
anteriores, pero algunos de los mecanismos implicados no se comprenden 
con exactitud.  
 
Una clasificación más ampliada de los métodos de Recuperación Mejorada 
se puede observar en el gráfico R. 





Gráfico R: Clasificación de los Métodos de EOR 
Fuente: Recent Developments and Updated Screening Criteria of Recovery 
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 Métodos Y Criterios De Screening Para EOR 
Con las prácticas del gerenciamiento de yacimientos de hoy en día, los 
ingenieros consideran desde temprano las diversas opciones IOR/EOR en la 
vida productiva de un campo. 
INVASIÓN CON VAPOR 
Descripción: 
El proceso con empuje por vapor o steamflooding consiste en la inyección continua de vapor con alrededor de 80% en 
pureza para desplazar el petróleo hacia los pozos productores. Normalmente al empuje por vapor se le acompaña con 
una estimulación cíclica de vapor de los pozos productores. (Se la conoce como Huff „n‟ Puff)  
Mecanismos: 
Con la inyección de vapor se recupera crudo mediante: (a) el calentamiento del petróleo y la reducción de su 
viscosidad. (b) Suministrando la presión para empujar al petróleo a los pozos productores (c) Quemar al coque que es 
producido o contenido en las fracciones pesadas del crudo, y (d) una presión suministrada al reservorio al realizar 
una inyección de aire. 
Guía de Criterios Técnicos 
PETRÓLEO 




8 - 25˚   
< 100000  
No critica pero ciertas fracciones livianas ayudarían para la destilación por 
vapor. 
RESERVORIO 
Saturación de Petróleo (%VP): 
Tipo de Formación: 
Espesor Neto (ft): 
Permeabilidad Promedio (mD): 




Arenas y Areniscas preferentemente con alta porosidad y permeabilidad 
> 20 




Las saturaciones de petróleo deben ser un poco altas, y la zona de pago debería ser mayor a los 20 ft de espesor 
para minimizar las pérdidas de calor en las formaciones adyacentes. Los petróleos ligeros, menos viscosos pueden 
ser invadidos con vapor pero normalmente no se realiza esto si el reservorio reacciona favorablemente a un proceso 
de invasión con agua. Principalmente la invasión con vapor es aplicada en su gran mayoría a petróleos viscosos, en 
areniscas o arenas no consolidadas de alta permeabilidad. Debido a las excesivas perdidas de calor en la cara de la 
formación, los reservorios que se les aplica invasión con vapor deberían ser lo más someros posible siempre y 
cuando la presión necesaria para las tasas de inyección requeridas pueda ser mantenida. La invasión con vapor no es 
usada normalmente en reservorios carbonatados. Debido a que muchas veces un tercio del petróleo recuperado se 
consume para generar el vapor necesario, el costo por barril incremental de petróleo es alto. Se requiere un pequeño 
porcentaje de arcillas sensibles al agua para una buena inyectividad.  
 
Tabla 6: Características Método EOR – Invasión con Vapor 
Fuente: EOR Screening Criteria Revisited (Part 2). Society of Petroleum Engineers 
En muchos campos, la decisión no es si, pero entonces cuándo inyectar 
algo. Obviamente, la economía siempre juega el papel más importante en 
las decisiones ("go/ no-go") para los proyectos costosos de inyección, pero 
un examen a groso modo de los criterios técnicos de cada método de EOR 




(Tabla 6 - 12) es útil para descartar los candidatos menos probables. Los 
criterios también son útiles para los estudios de un gran número de campos 
y así determinar si los agentes (gases o líquidos específicos) podrían ser 
utilizados para la recuperación de petróleo si uno de ellos estaba disponible 
a un bajo costo. 
INVASIÓN CON NITRÓGENO Y GASES DE COMBUSTIÓN 
Descripción: 
La inyección de Nitrógeno y gases de combustión son métodos de recuperación de petróleo los cuales usan estos 
gases no hidrocarburos de bajo costo para desplazar el petróleo mediante sistemas ya sean miscibles o inmiscibles 
dependiendo de la presión y composición del petróleo. Debido a su bajo costo, grandes volúmenes de estos gases 
pueden ser inyectados. El nitrógeno o los gases de combustión también son considerados para ser usados en baches 
en inyección de hidrocarburos miscibles y CO2.   
Mecanismos: 
El nitrógeno y los gases de combustión mejoran el recobro mediante: (a) La vaporización de los componentes más 
volátiles del petróleo y la generación de la miscibilidad si la presión es suficientemente alta (b) Un empuje de gas en 
una porción significativa del volumen del reservorio con gases de bajo costo (c) Mejoramiento de la segregación 
gravitacional en reservorios con buzamiento (miscibles o inmiscibles). 
Guía de Criterios Técnicos 
PETRÓLEO 




> 35˚   
< 0.4  
Alto contenido de hidrocarburos livianos 
RESERVORIO 
Saturación de Petróleo (%VP): 
Tipo de Formación: 
Espesor Neto (ft): 





Areniscas o carbonatos poco fracturados y con canales de alta permeabilidad 
Relativamente pequeños a menos que la formación tenga buzamiento 
No critica 
> 6000 
No critica para propósitos de Screening, aunque los reservorios profundos 
sometidos a altas presiones tendrán altas temperaturas.   
Limitaciones: 
Una miscibilidad desarrollada solo puede ser lograda con petróleos livianos y a presiones muy altas; por lo tanto, se 
prefiere reservorios profundos. Un reservorio altamente buzado es preferido para permitir una estabilización del 
desplazamiento por segregación gravitacional. Para una segregación gravitacional mejorada en procesos miscibles o 
inmiscibles, un reservorio con buzamiento podría ser crucial para el éxito de un proyecto. 
Problemas: 
Digitaciones viscosas se generan cuando se tiene pobres eficiencias de barridos verticales y horizontales. Los gases 
no hidrocarburos deben ser separados de los gases comerciales producidos. La inyección de gases de combustión ha 
causado problemas de corrosión en el pasado. Al momento, el nitrógeno está siendo inyectado en grandes proyectos 
exitosos que anteriormente se habían inyectado gases de combustión. 
 
Tabla 7: Características Método EOR – Invasión N2 y Gases de Combustión 
Fuente: EOR Screening Criteria Revisited (Part 2). Society of Petroleum Engineers 
Los criterios de clasificación (Screening) son útiles para el examen a 
groso modo de los cientos de yacimientos candidatos antes de realizar 
costosas descripciones de yacimientos y evaluaciones económicas.  




Debido a que las decisiones sobre futuros proyectos de EOR se basan 
más en la economía que en los criterios de selección, los futuros 
precios del petróleo son demasiados importantes. (Alvarado V. & 
Manrique E., 2010) 
COMBUSTIÓN IN SITU 
Descripción: 
La combustión in situ o “fireflooding” involucra el iniciar una llama en el reservorio e inyectar aire para mantener la 
combustión de una parte del petróleo. La técnica más común es un frente de combustión en la cual al reservorio se le 
realiza la ignición en un pozo inyector, y el aire es inyectado para propagar el frente de combustión desde el pozo. Una 
de las variaciones de esta técnica es una “combinación del frente de combustión e invasión con agua” (COFCAW). Una 
segunda técnica es una combustión inversa en la cual una llama es iniciada en un pozo que eventualmente llegara a 
ser un pozo productor, y la inyección de aire es conducido a los pozos adyacentes; sin embargo campos en estudio no 
han sido completados con éxito con este método.    
Mecanismos: 
Con la combustión in situ se recupera crudo mediante: (a) la aplicación de calor el cual es transferido desde el pozo al 
reservorio por conducción y convección, en consecuencia se tendrá una reducción de la viscosidad del petróleo. (b) 
los productos de la destilación por vapor y cracking térmico avanzan hacia el frente para mezclarse con el petróleo y 
mejorarlo. (c) Quemar al coque que es producido o contenido en las fracciones pesadas del crudo, y (d) una presión 
suministrada al reservorio al realizar una inyección de aire. 
Guía de Criterios Técnicos 
PETRÓLEO 




10 - 27˚   
< 5000  
Algunos componentes asfalténicos para ayudar a la depositación del coque. 
RESERVORIO 
Saturación de Petróleo (%VP): 
Tipo de Formación: 
Espesor Neto (ft): 
Permeabilidad Promedio (mD): 










Si al ser quemado el petróleo no existe una suficiente depositación de coque, el proceso de combustión no será 
sostenible; esto previene la aplicación en petróleos parafínicos de altas gravedades. Si la depositación de coque es 
excesiva, la tasa de avance de la zona de combustión será lenta y la cantidad de aire necesaria para mantener la 
combustión será alta. La saturación de petróleo y la porosidad deben ser altas para minimizar las pérdidas de calor 
en la roca. Estos procesos tienden a barrer en la parte más alta del reservorio por lo que la eficiencia de barrido es 
pobre en formaciones con espesores pequeños. 
Problemas: 
Relación de movilidad adversa. Se tienen una ruptura (Breakthrough) temprana del frente de combustión (y el O2-
contiene mezcla de gases). Proceso complejo que requiere de una gran inversión de capital y es difícil para 
controlarlo. Los gases de combustión producidos pueden presentar problemas ambientales. Problemas de operación, 
así como una corrosión severa causada por el bajo PH del agua caliente, emulsiones agua/petróleo severas, aumento 
de la producción de arena, depositación de carbón o parafinas, y fallas en las tuberías de los pozos productores como 
resultado de las elevadas temperaturas. 
 
Tabla 8: Características Método EOR – Combustión IN-SITU 
Fuente: EOR Screening Criteria Revisited (Part 2). Society of Petroleum Engineers 




INVASIÓN CON HIDROCARBUROS MISCIBLES 
Descripción: 
Este método consiste en inyectar hidrocarburos livianos al reservorio para formar una inyección miscible. Tres 
métodos diferentes se han estado usando. El primer método miscible usa un bache de gas licuado de petróleo 
alrededor del 5% de volumen poroso, así como propano, seguido de gas natural o gas y agua. Un segundo método 
denominado empuje de gas enriquecido (Condensado), consiste en inyectar un bache del 10 a 20 % del volumen 
poroso de gas natural el cual es enriquecido con gases desde etano (C2) hasta Hexano (C6), seguido de un gas pobre 
(Seco, mayormente metano) y posiblemente agua; los componentes enriquecedores son transferidos desde el gas al 
petróleo. Un tercer y el más común método denominado empuje de gas a alta presión (Vaporización), consiste en 
inyectar gas pobre a alta presión para vaporizar los componentes desde C2 a C6 contenidos en el petróleo siendo 
estos desplazados. Una combinación de métodos de condensación/vaporización también ocurre en muchas 
condiciones de reservorio, aunque usualmente se piensa que solo un proceso es predominante.  
Mecanismos: 
Los hidrocarburos miscibles recuperan crudo mediante: (a) generación de miscibilidad ( en empujes de gas por 
vaporización o condensación) (b) incremento del volumen de petróleo (Hinchamiento) (c) Reducción de la viscosidad 
del petróleo (d) Desplazamiento de gas inmiscible, especialmente segregación gravitacional mejorada con condiciones 
correctas del reservorio. 
 
Guía de Criterios Técnicos 
PETRÓLEO 




> 23˚   
< 8  
Alto contenido de hidrocarburos livianos 
RESERVORIO 
Saturación de Petróleo (%VP): 
Tipo de Formación: 
Espesor Neto (ft): 
Permeabilidad Promedio (mD): 




Areniscas o carbonatos poco fracturados y con canales de alta permeabilidad. 
Relativamente pequeños a menos que la formación tenga buzamiento 
No critica si es uniforme 
> 4000 
La temperatura puede tener un efecto significativo en la presión mínima de 
miscibilidad; normalmente incrementa la presión requerida. Sin embargo, esto se 
explica para reservorios muy profundos los cuales necesitan soportar altas 
presiones para empujes de gas pobres. 
 
Limitaciones: 
La profundidad mínima es fijada por la presión necesaria para mantener la miscibilidad generada Los rangos de 
presión requerida de aproximadamente1200psipara el proceso de GLP y de 4000 a 5000psi para el empuje de gas de 
alta presión, dependen del petróleo. Una formación de alto buzamiento es muy deseada para permitir un poco de 
estabilización de la gravedad del desplazamiento el cual normalmente tiene una relación de movilidad desfavorable. 
Problemas: 
Digitaciones viscosas se generan cuando se tiene pobres eficiencias de barridos horizontales y verticales. Grandes 
cantidades de hidrocarburos son requeridas. Los solventes podrían quedar atrapados y no ser recuperados en el 





Tabla 9: Características Método EOR – Hidrocarburos Miscibles 
Fuente: EOR Screening Criteria Revisited (Part 2). Society of Petroleum Engineers 




INVASIÓN CON POLÍMEROS 
Descripción: 
El objetivo de la inyección de polímeros es el de proveer un mejor desplazamiento y eficiencia en el barrido 
volumétrico durante la inyección de agua, consiste en añadir al agua polímeros solubles en ella antes que esta sea 
inyectada al reservorio. Ciertos polímeros con altos pesos moleculares (típicamente las Poliacrylamidas o Xanthan) 
son disueltos  en la inyección de agua para disminuir la movilidad al agua. Las concentraciones usadas de los 
determinados polímeros se encuentran entre (250-2000 mg/L), las cantidades apropiadas requeridas en los 
tratamientos se encuentran entre el 25 – 60 % del volumen poroso del reservorio. 
Mecanismos: 
Los polímeros mejoran el recobro mediante: (a) Incremento de la Viscosidad del Agua (b) reducción de la movilidad del 
agua (c) entra en contacto en un mayor volumen del reservorio. 
Guía de Criterios Técnicos 
PETRÓLEO 




> 15˚  Recomendable entre 24˚ - 40˚ 
< 150  Recomendable entre 10-100  
No critica 
RESERVORIO 
Saturación de Petróleo %VP: 
Tipo de Formación: 
 





Agua de Formación (ppm): 
 
> 50 
Preferentemente en Arenas pero puede ser usado en carbonatos. Se debe evitar 
las calizas 
con alta porosidad 
No critico 
> 10 mD * 
< 9000 (Verificar Temperatura) 
< 200 (para minimizar la degradación) 
Salinidad preferiblemente Baja 
Limitaciones: 
Si las viscosidades del petróleo son altas, se necesita un polímero de alta concentración para lograr el control de la 
movilidad deseado. 
Los resultados son normalmente mejores si la inyección de polímero se inicia antes que la relación agua-petróleo 
llegue a ser excesivamente 
 En las arcillas aumenta la adsorción del polímero 
 Algunas heterogeneidades son aceptables pero para una inyección convencional de polímeros; deben ser 
evitados los reservorios con fracturas extensas. Si las fracturas están presentes, las técnicas de 
polímeros de gel podrían ser aplicables. 
 
Problemas: 
 Menor inyectividad comparada con la del agua, puede afectar negativamente la tasa de producción de 
petróleo en etapas tempranas de la inyección de polímeros.  
 Las poliacrilamidas pierden viscosidad debido a su degradación súbita, o incrementan en salinidad y iones 
divalentes. 
 El Xanthan es costoso, están sujetos a degradación microbiana y tienen un mayor potencial para taponar la 
cara de la formación. 
 
*En reservorios donde la permeabilidad de la roca es menor a 50 mD, el polímero podría barrer eficientemente solo en fracturas a menos que 
el peso molecular del polímero sea suficientemente bajo 
 
Tabla 10: Características Método EOR – Polímeros 
Fuente: EOR Screening Criteria Revisited (Part 2). Society of Petroleum Engineers 
 




INVASIÓN CON CO2 
Descripción: 
La inyección de CO2 se lleva a cabo mediante  la inyección de grandes cantidades de CO2 (30% o más del Volumen 
Poroso de hidrocarburos) en el reservorio. Aunque el CO2 al inicio de la inyección no es miscible con el petróleo, este 
extrae los componentes desde intermedios a livianos del petróleo. Si la presión es suficientemente alta, se desarrolla 
miscibilidad para desplazar al petróleo del reservorio. Los desplazamientos inmiscibles son menos efectivos, pero 
estos recobran mejor al petróleo que la inyección de agua.   
Mecanismos: 
El CO2 recupera petróleo mediante: (a) Hinchamiento o aumento del volumen de petróleo (el CO2 es bien soluble en 
petróleos de gravedades altas (b) Reduciendo la viscosidad del petróleo (mucho más efectivo que N2 o CH4) (c) 
Reduciendo la tensión interfacial entre el petróleo y la fase CO2/petróleo en las regiones miscibles cercanas, y (d) 
generación de miscibilidad cuando la presión es suficientemente alta. 
Guía de Criterios Técnicos 
PETRÓLEO 




> 22˚   
< 10  
Alto contenido de hidrocarburos intermedios (especialmente C5 a C12) 
RESERVORIO 
Saturación de Petróleo 
(%VP): 
Tipo de Formación: 
Espesor Neto (ft): 
Permeabilidad Promedio 
(mD): 
Profundidad y Temperatura: 
 
> 20 
Areniscas o carbonatos  
Rango amplio 
No critica si suficientes tasas de inyección pueden ser mantenidas. 
Para desplazamientos miscibles la profundidad debe ser suficientemente buena para 
permitir presiones de inyección mayores que las presiones mínimas de miscibilidad, 
las cuales incrementan con la temperatura (ver Fig.7 Ref. 1) y para petróleos más 
pesados. Las Profundidades recomendadas* son: 
 
                                                                             Gravedad API             La profundidad debe ser más 
grande que (ft) 
Para Inyección Miscible de CO2                                                 > 40                                                  2500 
    32 – 39.9                                            2800 
                                                                               28 – 31.9                                             3300   
                                                                               22 – 27.9                                            4000 
<22                             fallan procesos miscibles ** 
Para Inyección Inmiscible de CO2(Bajo Recobro)         13 – 21.9                                              1800 
<13            todos los reservorios fallan a cualquier Profundidad 
 
Limitaciones: 
Se requiere de una buena fuente a bajo costo de CO2 
 
Problemas: 
La corrosión puede causar problemas, especialmente si existe una ruptura (Breakthrough) del CO2 en los pozos 
productores. 
 
*Profundidades en Base a los proyectos ejecutados a nivel mundial. 
**Todos los reservorios con petróleos con gravedades API mayores a 22˚pueden calificar para algunos desplazamientos inmiscibles a 
presiones menores que las Presiones Mínimas de Miscibilidad. En general, la recuperación de petróleo reducida será proporcional a la diferencia 
entre la Presión Mínima de Miscibilidad y la Presión de Inyección alcanzada.  
 
Tabla 11: Características Método EOR – CO2 
Fuente: EOR Screening Criteria Revisited (Part 2). Society of Petroleum Engineers 




INVASIÓN CON POLÍMEROS MICELARES, ASP Y ALCALINOS 
Descripción: 
La invasión clásica con polímeros micelares consiste en inyectar un bache que contiene agua, surfactante, polímero, 
electrolitos (sal), a veces un cosolvente (alcohol), y posiblemente un hidrocarburo (petróleo). El volumen del bache a 
menudo es de 5 a 15% del volumen poroso para un sistema de surfactante de alta concentración y de 15 a 50% del 
volumen poroso para un sistema de bajas concentraciones. Se envía seguido al surfactante un bache de agua 
mezclada con polímero. Los rangos de concentración de polímeros se encuentran entre 500 a 2000 mg/L, y el 
volumen de la solución de polímero inyectada podría ser del 50% del volumen poroso o más. 
La invasión con ASP es similar excepto que la mayor parte del surfactante es reemplazada por álcalis de bajo costo de 
tal forma que los baches pueden ser mucho más largos pero el costo total es bajo, y el polímero es usualmente 
incorporado después en el bache diluido. Para la invasión de alcalinos, la inyección de agua es tratada con 
concentraciones bajas de alcalinos y los surfactantes son generados in situ debido a la interacción con la roca y el 
petróleo.    
Mecanismos: 
Todos los métodos de invasión con surfactantes y alcalinos recuperan crudo mediante: (a) reduciendo la tensión 
interfacial entre el agua y el petróleo (b) Solubilización del petróleo en algunos sistemas micelares (c) Emulsificación 
del agua y el petróleo, especialmente en los métodos alcalinos (d) Alteración de la mojabilidad (en los métodos con 
alcalinos); y (e) mejoramiento de la movilidad. 
Guía de Criterios Técnicos 
PETRÓLEO 




> 20˚   
< 35  
Hidrocarburos livianos y medianos son apropiados para polímeros micelares. 
Se necesitan ácidos orgánicos para lograr bajas tensiones interfaciales con 
alcalinos. 
RESERVORIO 
Saturación de Petróleo (%VP): 
Tipo de Formación: 
Espesor Neto (ft): 
Permeabilidad Promedio (mD): 







< 9000 aprox. (ver temperatura) 
< 200 
Limitaciones: 
Se requiere un barrido areal por invasión de agua superior al 50%. Relativamente se prefiere formaciones 
homogéneas. No compatibles con presencia de altas cantidades de anhidrita, yeso o arcillas. Disponer sistemas que 
proporcionen óptimos comportamientos en base a un conjunto limitado de condiciones.  
Problemas: 
Sistemas Complejos y Costosos. La posibilidad de una separación cromatográfica de los químicos en el reservorio. 
Alta adsorción del surfactante. Interacciones entre los polímeros y los surfactantes. Degradación de los químicos a 
altas temperaturas. 
 
Tabla 12: Características Método EOR – Polímeros Micelares, ASP y Alcalinos 
Fuente: EOR Screening Criteria Revisited (Part 2). Society of Petroleum Engineers 
 
Los elementos más aceptados para un Screening que se requieren para 
avanzar en la toma de decisiones están basados en 3estilosde Screening 
que por lo general deben ser combinados para obtener un buen escenario 
ante los problemas de decisión en EOR y así obtener un progreso 
coherente. 
 




El primero es el Screening Convencional, es con el cual la mayoría 
delos ingenieros están familiarizados, y habitualmente se lleva a cabo 
mediante la comparación de propiedades promedio del yacimiento con 
los datos en una tabla de Criterios que contiene límites de validez para 
cada parámetro importante considerado.  
 
El segundo es el Screening Geológico, es una manera de ver el tipo de 
reservorio en términos de heterogeneidad, conectividad y otras 
características geológicas que se han considerados importantes en la 
gestión de riesgos o que se correlacionan con el rendimiento del 
proceso.  
 
El tercero es el Screening Avanzado, ayuda en el momento de 
buscarlas posibles combinaciones de variables y que se conoce como 
mapas multidimensionales (para ver proyecciones a más de tres 
dimensiones) a veces. Estas proyecciones son útiles para encontrar 
una analógica adecuada en el Reservorio. (Alvarado V. & Manrique E., 
2010, p. 43-44) 
 
Para proporcionar una representación concisa delos criterios de EOR, los 
gráficos “S” al “X” muestran distribuciones de las propiedades de un 
yacimiento. Estas figuras muestran el rango en el que se encuentran la 
mayoría de los proyectos de EOR en todo el mundo. Para los gráficos “S” al 
“X” se usa la siguiente escala de valoración: 













Gráfico S: Rangos de Viscosidad para Métodos de Recuperación Mejorada. 

















Gráfico T: Rangos de Gravedad API para Métodos de Recuperación Mejorada. 














Gráfico U: Rangos de Porosidad para Métodos de Recuperación Mejorada. 
Fuente: Development of an Expert System for EOR Method Selection. Society of 
Petroleum Engineers 
 
















Gráfico V: Rangos de Permeabilidad para Métodos de Recuperación Mejorada. 














Gráfico W: Rangos de Profundidad para Métodos de Recuperación Mejorada. 
Fuente: Development of an Expert System for EOR Method Selection. Society of 
Petroleum Engineers 
 

















Gráfico X: Rangos de Temperatura para Métodos de Recuperación Mejorada. 
Fuente: Development of an Expert System for EOR Method Selection. Society of 
Petroleum Engineers 
 
2.2.11. Incertidumbre En Simulación 
Existe incertidumbre durante la creación del modelo de simulación 
generalmente por datos obtenidos del yacimiento como presiones, muestras 
de roca y fluidos tomados en pozos ubicados en puntos específicos del 
yacimiento; estos datos se utilizan para realizar la población del modelo de 
simulación y su posterior ajuste, pero existen zonas del yacimiento en las 
cuales se debe realizar una interpretación geológica para poder realizar la 
población de todo el modelo de simulación con sus respectivas propiedades 
y tipos de roca, estas zonas tienen alta incertidumbre debido a que pueden 
no existir pozos perforados en ellas, esta incertidumbre disminuye con el 
tiempo a medida que se toma más muestras del yacimiento y la perforación 
de pozos nuevos.  
Mediante esto se logrará tener un modelo con un mejor ajuste y más 
representativo del yacimiento. Reduciendo la incertidumbre durante la 
simulación de yacimientos se logrará establecer estrategias que permitan el 
óptimo desarrollo de un yacimiento y esto resultará en una mejor estimación 
del factor de recobro final. 
 






La optimización de los flujos de trabajo para el análisis de los datos de 
entrada para la simulación reduce la incertidumbre en la caracterización 
dinámica de los yacimientos. 
  










3.1. TIPO DE ESTUDIO 
 
El presente proyecto de desarrollo es aplicado a la simulación de 
yacimientos en un campo de petróleo negro,  es descriptivo explicativo 
porque analiza el efecto de la optimización de flujos de trabajo para 
propiedades de la roca (SCAL) y fluidos (PVT) en la simulación. Es de 
acción intervención porque está orientado a producir modificaciones en estos 
flujos de trabajo para minimizar la incertidumbre en la simulación y procesos 
IOR/EOR de yacimientos de petróleo negro. 
En base a la temporalización es longitudinal porque el estudio se hace en un 
tiempo prolongado de 6 meses viendo así la evolución del evento. 
3.2. UNIVERSO Y MUESTRA 
El universo corresponde a todos los yacimientos en campos de petróleo 
negro alrededor del mundo que reciben consultoría por parte de 
Geosciences and Petroleum Engineering (GPE) de Schlumberger y la 
muestra está representada por la caracterización de  la arena “UI-UM” del 
Campo PRO ubicado en la cuenca Oriente del Ecuador. 
3.3. INSTRUMENTOS 
Este proyecto de desarrollo se lleva acabo utilizando los flujos de trabajo 
para propiedades de la roca (SCAL) y fluidos (PVT) propiedad de 
Geosciences and Petroleum Engineering (GPE) de Schlumberger y los 
siguientes programas: 




 PVTi: Es un programa basado en ecuaciones de estado PVT; y es 
utilizado para la caracterización de un conjunto de muestras de fluido 












 SCAL: Es una herramienta para obtener funciones adecuadas de 
Presión Capilar y Permeabilidades relativas para la simulación basado 















 ECLIPSE: ECLIPSE100es un simulador de tres fases, en tres 
dimensiones para campos de petróleo negro con las opciones de gas 
condensado. Además del gas en solución (presión del punto de 
burbuja o relación de gas/petróleo), ECLIPSE100tambiénpuedeser 
utilizado para modelar la vaporización del aceite (la presión del punto 













 PETREL: Petrel es un software que permite la visualización, 
realización de mapas y la creación de modelos y simulación de 
reservorios en 3D. Sirve para la interpretación sísmica usando cubos 
en 2D y 3D SEG-Y y ZGY, crear grillas 3D para la modelación de 
reservorios y simulación de flujo, visualizar en 3D información 
geofísica, geológica, petrofísica y de producción, realizar una 
mejorada zonificación de reservorios usando correlación entre Pozos, 
realizar el modelamiento de facies, calcular volúmenes, diseño de 



















 EORt: es un Plug-in de Petrel que sirve para realizar Screening 
analítico y numérico de los métodos EOR y obtener un posible 
método a aplicar en el yacimiento de estudio. 
 
3.4. RECOLECCIÓN DE LA INFORMACIÓN 
Los datos recolectados son obtenidos mediante fuentes primarias porque 
estos provienen directamente de la población y/o muestra; y fuentes 
secundarias porque la información parte de datos pre-elaborados como 
datos estadísticos, libros, matrices de datos, internet, patentes, prototipos 
entre otros. 
Las fuentes primarias son obtenidas mediante observación directa ya que se 
toma los datos de Geosciences and Petroleum Engineering (GPE) -
Schlumberger y estos son: 
 Flujo de Trabajo análisis PVT 
 Flujo de Trabajo SCAL 
 Flujo de Trabajo Balance de Materia 
 Flujo de Trabajo EORt 
 Modelo Estático de las arenas “UM - UI” del campo “PRO” 
 Reportes de laboratorio PVT de la arena “U” del campo “PRO” 




 Reportes de Laboratorio Permeabilidades Relativas y Presiones 
Capilares de las arenas “UM - UI” del campo “PRO” 
 Datos de Presión de las arenas “UM - UI” del campo “PRO” 
 Datos de Producciones (Pozos, Campo, Regiones)de las arenas “UM 
- UI” del campo “PRO” 
 Registros Eléctricos 
Las fuentes secundarias para ser utilizadas primero se las analiza bajo 
ciertos parámetros como: si la información se adapta a los objetivos, si ha 
perdido actualidad, si la veracidad de la fuente de origen no es cuestionada y 
si la información ha sido obtenida con la metodología adecuada y honestidad 
necesaria, con objetividad, naturaleza continuada y exactitud. 
 
Los datos de fuentes secundarias son: 
 
 Validación PVT 
 Validación SCAL 
 Validación Balance de Materia 
 Matriz de Selección de métodos EOR 
 Características y Criterios Técnicos de métodos EOR 




3.5. VALIDEZ Y CONFIABILIDAD 
Los flujos de trabajo obtenidos provienen de Geosciences and Petroleum 
Engineering (GPE) – Schlumberger que se han venido utilizando en los 
proyectos de consultoría alrededor del mundo. Las oportunidades IOR/EOR 
son determinadas mediante el uso de software líderes en el mercado para 
ingeniería y simulación de yacimientos los cuales son propiedad de 
Schlumberger a nivel mundial, por lo tanto los resultados obtenidos conforme 
a lo establecido en los objetivos son absolutamente válidos y confiables. 
 




3.6. TÉCNICAS DE PROCESAMIENTO Y ANÁLISIS DE DATOS 
Una vez recolectados todos los datos necesarios, estos son procesados 
mediante el método de procesamiento electrónico. El ciclo de procesamiento 
de datos es el siguiente: 
 Entrada: 
Para los datos de presión, análisis de laboratorio de PVT y SCAL, Balance 
de Materia, datos de producción y procesos EOR se usa hojas electrónicas 
de cálculo (Excel) para tabularlos y validarlos. 
El modelo estático del yacimiento es cargado en Petrel conjuntamente con 
los resultados que se obtiene después de procesar los datos de PVT, SCAL, 
Balance de Materia, Producciones y Presiones. 
 Proceso: 
Para el procesamiento de los Datos de PVT, SCAL, Balance de Materia se 
usa los programas PVTi, SCAL, MBAL respectivamente. 
Con el uso de Excel se procesa los datos de Producción. 
Una vez cargado los datos de PVT, SCAL, Balance de Materia, Presiones, 
Producciones en el modelo estático del yacimiento en Petrel se usa el 
simulador ECLIPSE para procesar estos datos tanto para los procesos de 
Inicialización, Ajuste, Predicciones y Ejecución del modelo (Caracterización 
Dinámica). 
Se usa el Plug-in de Petrel EORt para procesar los datos realizando 
screening analítico y numérico de los diferentes métodos EOR.  
 Salida: 
Se crea los flujos de trabajo optimizados para los datos INPUT de la 
simulación de yacimientos y entregarlos a la gerencia de Geosciences and 
Petroleum Engineering (GPE)-Schlumberger. 




Después de procesar todos los datos para la caracterización Dinámica del 
Yacimiento en ECLIPSE se Procede a tabular los resultados obtenidos en 
Matrices realizadas en Excel. 
Con los resultados obtenidos se procede a analizar las oportunidades de 
procesos IOR/EOR a ser aplicados las arenas “UM - UI” del campo “PRO” 



























El presente proyecto de desarrollo cuenta con el talento humano de 
consultores nacionales e internacionales de Geosciences and Petroleum 
Engineering conformado por: Ph.D José G. Flores (Advisor / EOR Technical 
Director Western Hemisphere), Isaac Cols (Senior Reservoir Engineer), 
María Morffe (Senior Reservoir Engineer), Katina Barrios (Senior Production 
Engineer), Francisca Mafla (Simulation Engineer), Óscar Cortez (Reservoir 
Engineer Junior), adicional se dispone Papers Técnicos de la Society Of 
Petroleum Engineers y libros afines al tema del proyecto auspiciados por 
Schlumberger. 
Schlumberger del Ecuador brindará las facilidades para el desarrollo del 
proyecto suministrando dos computadores personales con los programas 
necesarios y sus respectivas licencias; impresiones, copias, discos duros 
portátiles. 
El presente estudio se lo realiza bajo la aprobación, autorización y total 
auspicio de Geosciences and Petroleum Engineering – Schlumberger, 
acogiéndose a los reglamentos internos de la empresa, respetando sus 
principios y valores, de esta manera no se afecta ni atenta contra los 


















RECOLECCIÓN DE DATOS 
Se recolecta los siguientes Datos provenientes del Segmento GPE de 
Schlumberger 
 Modelo Estático de las arenas “UM-UI” del campo “PRO” 
 Reportes de laboratorio PVT de la arena “U” del campo “PRO” 
 Reportes de Laboratorio Permeabilidades Relativas y Presiones 
Capilares de las arenas “UM-UI” del campo “PRO” 
 Datos de Presión de las arenas “UM-UI” del campo “PRO” 
 Historial  de Producciones y Presiones (Pwf) de las arenas “UM-UI” 
del campo “PRO” 
 Datos de Presión Estática (Build Up, XPT, RFT) 
 Registros Eléctricos 




















ANÁLISIS E INTERPRETACIÓN DE DATOS 
5.1. ANÁLISIS DATOS PVT 
Para planificar apropiadamente el desarrollo en estudios de yacimientos se 
debe conocer cómo se comportan volumétricamente los fluidos dentro de los 
mismos, de los pozos y en condiciones de superficie. Se requiere determinar 
las diferentes propiedades físicas de los fluidos en rangos amplios de 
presión y temperatura si fuera el caso de fluidos composicionales. Las 
diferentes propiedades se determinan mediante pruebas experimentales 
conocidas como ANÁLISIS PVT.  Para lograr una buena estimación de las 
propiedades de los fluidos del yacimiento se necesita contar con muestras 
representativas a fin de reducir la incertidumbre en las propiedades 
obtenidas mediante adecuados análisis realizados en los laboratorios. Sin 
embargo como punto importante dentro del proceso o flujo de trabajo 
general para el uso de los Datos PVT en la simulación de yacimientos se 
tiene la validación de los mismos para poder inferir si los datos son 
representativos o no.  
Independientemente de cómo fue recogido la muestra y el tipo; los análisis 
de laboratorio que se realizan son los mismos, entre las principales pruebas 
que se utilizan en un modelo de Black oíl son las de Liberación Diferencial y 
las de liberación Instantánea, no importa cuál fue la metodología o equipo 
utilizado para ambos análisis, el factor volumétrico del petróleo en la 
formación y la relación gas-petróleo en solución son diferentes para cada 
método de análisis; esto obliga a usar algún tipo de correlación a fin de 
aproximar los resultados de laboratorio al comportamiento de los fluidos 
durante el proceso de producción. Con el propósito de optimizar los 
procesos de corrección de los datos PVT por efecto de las condiciones en 
superficie, se usa la herramienta PVTi disponible en el Simulation Launcher 




de Schlumberger o una matriz creada en una hoja de cálculo Excel, esto 
ayudará a crear un modelo Black oíl exportable que será usado 
posteriormente para la simulación. Adicional a la corrección de los Datos 
PVT por efecto de las condiciones en superficie, se debe corregir la relación 
de solubilidad por profundidad y definir las condiciones iniciales del modelo 
de fluido. 
5.1.1. Reporte De Análisis PVT De Laboratorio 
Se dispuso dos reportes de análisis PVT de laboratorio específicamente del 
Pozo “PRO” – 001 y el “PRO”– 003 de las arenas en estudio del Campo 
















Tabla 13: Resumen de Datos disponibles de los Análisis PVT, Campo “PRO” 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 




5.1.2. Validación De Los Datos  Resultantes De Las Pruebas PVT 
 
Los resultados de los análisis PVT de laboratorio podrían contener un 
porcentaje de error debido a que la muestra con la que se realizaron las 
pruebas no fue representativa debido a: 
• Contaminación de los recipientes donde se toman las muestras 
• Mala toma de la muestra 
• Condiciones Operativas no recomendables al momento de tomar la 
muestra como:  
 Inestabilidad de la producción a nivel de toma de muestreo 
 Producción de Agua 
 La relación gas–petróleo no es estable 
 La presión es cercana a la presión de burbuja 
 Producción combinada de dos zonas 
Para reducir la incertidumbre de una muestra y datos no representativos, se 
debe realizar una VALIDACIÓN de todos los parámetros medidos como son: 
• Presión estática del yacimiento 
• Presión fondo fluyente 
• Presión y temperatura a la cabeza del pozo 
• Presión y temperatura del separador  
• Gastos de líquido y gas en el separador, así como el líquido en el 
tanque 
• Factor de merma o encogimiento del aceite 






























































Gráfico Y: Flujo de Trabajo para validar Datos Resultantes de Pruebas PVT 
Fuente: GPE –Schlumberger del Ecuador 




5.1.2.1. Chequeo a la temperatura de la prueba: 
En la mayoría de los casos no se reporta la temperatura real del yacimiento 
al momento de tomar las muestras de fluidos. Para validar este parámetro se 
requiere que la diferencia en la temperatura de la prueba de laboratorio y la 
del yacimiento tengan una diferencia menor al 1%; si esta condición se 
cumple, se da por validada la primera prueba. En el siguiente gráfico se 
muestra la validación de esta prueba programada en hoja de cálculo Excel. 
 
 
Gráfico Z: Validación de la Temperatura de la Prueba 
Fuente: GPE –Schlumberger del Ecuador 
5.1.2.2. Prueba de Densidades: 
En esta prueba se debe cumplir que la densidad del petróleo saturado con 
gas a la presión de burbujeo de la prueba de liberación diferencial sea igual 
a la calculada a partir de los datos de las pruebas de separadores; se 
considera que si esta diferencia es menor al 5% se da por validada esta 
segunda prueba. En el siguiente gráfico se muestra la validación de esta 










Gráfico AA: Validación de la Prueba de Densidad 
Fuente: GPE –Schlumberger del Ecuador 




5.1.2.3. Prueba de la Linealidad de la Función “Y”: 
Frecuentemente los datos de volumen relativo requieren ser ajustados para 
corregir las inexactitudes que se cometen en el laboratorio al medir el 
volumen total de hidrocarburos por debajo de la presión al punto de burbuja 
y bajas presiones; por este motivo se utiliza la función adimensional “Y”, 
Por lo general los reportes de las pruebas PVT contienen los valores de la 
Función “Y” calculada de los datos de expansión a composición constante; 
estos valores se los grafica contra las presiones por debajo del punto de 
burbuja y el resultado obtenido debe ser una línea recta cuando el crudo 
tiene poca cantidad de componentes no hidrocarburos y las mediciones en el 
laboratorio fueron hechas con precisión. En el siguiente gráfico se muestra la 















Gráfico AB: Validación de la Prueba de linealidad de la Función “Y” 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 




5.1.2.4. Prueba de Balance de Materiales: 
Esta prueba se basa en verificar si la relación de solubilidad obtenida de 
manera experimental en las pruebas de laboratorio por liberación diferencial, 
es igual a la relación de solubilidad calculada por balance de materiales.  
Para realizar esta prueba de balance de materiales de la liberación 
diferencial se requiere de: API del crudo residual – Rs a diferentes presiones 
– Bo a diferentes presiones – Gravedad Específica del gas liberado en cada 
etapa de liberación. Es importante señalar que en estos cálculos se toma 
como base de cálculo 1 litro de petróleo residual a condiciones estándar 
(60˚F y 14.7 Psia) y se determina los siguientes valores para diferentes 
presiones. 
FACTOR VOLUMETRICO DEL PETRÓLEO:  DENSIDAD DEL PETRÓLEO: 
Bo= Bod (Lib.Dif.)     ρo= ρod (Lib.Dif.)  
MASA DE PETRÓLEO:   MASA DE GAS LIBERADO EN CADA ETAPA: 
Wo= Bo*ρo*1000      Wg=Wo(1) – Wo(2)  
VOLUMEN DE GAS (Cond.Std):    RELACIÓN DE SOLUBILIDAD CALCULADA: 
Vg= Wg / 1.22*γg      Rs Calc.= Vgi*5.615 
Se da por validada esta prueba si la diferencia entre Rs (Lib.Dif.) y Rs Calc. 
Es menor al 5%. En el siguiente gráfico se muestra la validación de esta 







Gráfico AC: Validación de la Prueba de Balance de Materiales 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 




5.1.2.5. Prueba de Desigualdad: 
Como una restricción importante que deben tener los datos PVT de 





Bg: Factor volumétrico del gas (BY/PCN) 
ΔP: Gradiente de presión (Psi) 
Si esta desigualdad no se cumple, al suministrar estos valores a simuladores 
numéricos, estos tendrán errores al simular. En el siguiente gráfico se 





Gráfico AD: Validación de la Prueba de Desigualdad 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 
Tanto para el Pozo “PRO” – 001 y “PRO” – 003 se validaron los datos de 
PVT en el laboratorio disminuyendo así la incertidumbre de trabajar con 
datos erróneos para los fluidos. Los resultados de la validación de las 





Tabla 14: Resultados de la Validación Correspondiente, Campo “PRO” 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 




5.1.3. Corrección De Los Datos PVT De Laboratorio Validados 
Debido a que el petróleo producido sufre una combinación de procesos flash 
(Instalaciones de Superficie) y de liberación diferencial (Depletación en el 
Reservorio), se realiza un ajuste de los valores de Bo, Rs y Bt a fin de 






















Gráfico AE: Flujo de Trabajo para Ajuste de Datos PVT por efecto de las 
condiciones del Separador (Excel) 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 




Para este estudio se realizó el ajuste de los Datos por condiciones del 
separador de dos maneras: 
5.1.3.1. Mediante correlaciones programadas en una Hoja de 
Cálculo Excel 
Posterior a la validación las Pruebas PVT de laboratorio se realizó el 
ajuste de los datos del Pozo “PRO”-001 y “PRO”-003 mediante el 
Flujo de Trabajo mostrado en el gráfico AE. 
5.1.3.2. Mediante la Herramienta PVTi 
Realizada la validación de los Datos PVT de laboratorio se realizó una 
comparación de la composición de los fluidos de los Pozos “PRO”-001 
y “PRO”-003 obteniendo el siguiente resultado: 
 
Gráfico AF: Composición de las Muestras de Fluido disponibles de la Arena 
UI-UM del campo “PRO” 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 
Se observa que existe similar composición entre los dos fluidos; esta 
composición del fluido también servirá en el posterior estudio en la fase de 
evaluación de EORt para el Screening del agente óptimo recomendado. 
N2 CO2 CH4 C2H6 C3H8 i-C4H10 n-C4H10 i-C5H12 n-C5H12 C6H14 C7+
% Molar EDYA-001 0,37 9,82 5,02 2,72 4,35 1,51 2,7 1,7 1,89 3,12 66,8















Composición de Fluidos 




Esta información de composición de fluidos y la validación de los datos PVT 
de laboratorio se utilizó como input en PVTi  para generar las correlaciones 
que permitieron obtener los Datos PVT ajustados  por efecto de las 
condiciones en el separador. Con  la información disponible de las dos 
muestras de fluidos de la arena U inferior del Campo “PRO”, se siguió el 
siguiente flujo de trabajo utilizando la herramienta PVTi
 
Gráfico AG: Flujo de Trabajo para Ajuste de Datos PVT por efecto de las 
Condiciones de Separador (PVTi) 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 





5.1.4. Uso De Datos PVT De Laboratorio En El Modelo De Petrel 
Una vez validados y ajustados por efecto de las condiciones del separador 
los Datos PVT de laboratorio, ya sea por correlaciones programadas en la 
hoja de cálculo Excel o en la Herramienta PVTi se procede a importar los 
resultados en el modelo de Petrel. 
Antes de utilizarlos en la simulación se debe ajustar a las condiciones 
iniciales y corregir la Relación de solubilidad por profundidad. 
En general los Datos PVT usados finalmente para la simulación siguen el 
siguiente flujo de trabajo generalizado. 
 
Gráfico AH: Flujo de Trabajo General para uso de Datos PVT en la simulación. 




Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 
5.1.5. Resultados De Los Datos PVT Usados En La Simulación 
Los resultados obtenidos para los fluidos de la arena U Inferior del campo 











































Gráfico AK: Relación de Solubilidad para la Arena UI-UM del Campo “PRO” 
 
5.2. ANÁLISIS DATOS SCAL 
 
Tanto las curvas de presión capilar (Pc) como de permeabilidad relativa (Kr) 
proporcionan valores de mucho interés para la ingeniería de yacimientos, 
como lo son la saturación de agua irreducible (Swirr) y saturación de 
petróleo residual (Sor), además permiten identificar el espesor de la zona de 
transición, la movilidad de un fluido con respecto al otro en el medio poroso, 
agentes EOR a utilizar para la recuperación de petróleo, etc. 
Sin embargo, estas curvas son obtenidas de análisis especiales de núcleos 
(SCAL) y muy comúnmente, a pesar de ser realizadas por el mismo 
laboratorio, los puntos críticos obtenidos a partir de las curvas de Pc son 
diferentes a los proporcionados por las curvas de Kr. Esto se debe a que las 
pruebas de permeabilidad relativa determinan la facilidad de flujo de un 
fluido con respecto a otro en el medio poroso, mientras que las pruebas para 




la presión capilar identifican la fracción de fluidos que se retienen en el 
medio poroso luego del desplazamiento.  
También dentro de una misma facie se puede tener varios tipos de roca con 
diferentes características, esto hace que se requieran curvas de Pc y Kr que 
representen el comportamiento de los fluidos en cada tipo de roca. Por esta 
razón se debe realizar un ajuste de las curvas de permeabilidad relativa a los 
puntos críticos de presión capilar para las condiciones y características del 
yacimiento; esto para su uso adecuado en la simulación de yacimientos. 
5.2.1. Flujo De Trabajo Para Obtener Funciones  De Saturación 
Adecuadas Para La Simulación 
En el presente informe se describe el flujo de trabajo que se realizó para 
obtener curvas de permeabilidad relativa y presión capilar adecuadas para la 
simulación, basado en datos de laboratorio, para los yacimientos UM-UI, 
campo “PRO” (gráfico AL). 
 
Gráfico AL: Flujo de trabajo para Obtener funciones de saturación adecuadas 
para la simulación, basado en datos de laboratorio de las arenas UI-UM, 
campo “PRO” 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 
 
1. Selección de Datos 
2. Uso herramienta SCAL   
3. Determinación Swi 
4. Ajuste de curvas Kr  




5.2.2. Selección De Datos 
 
Una vez recibida la información de los análisis especiales de núcleos, 
realizados en laboratorio a un total de 10 muestras, pertenecientes 6 al pozo 
PRO-D010 y 4 al pozo PRO-C005 (Tabla 15), se realizó una selección de los 
datos con el objetivo de obtener información de mejor calidad, siguiendo el 
flujo de trabajo correspondiente (gráfico AM). 
  
“PRO”   
Sand U   
Ecuador   
“PRO”-
D010   
Sample Depth, 
ID. feet 
 65 7257.5 






C005   
 77 7340.5 




Tabla 15: Muestras pertenecientes a los pozos “PRO”- D010 y “PRO”- C005 
Fuente: GPE – Schumberger del Ecuador 





Gráfico AM: Flujo de trabajo para la selección de datos de las arenas UI-UM, 
campo “PRO” 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 
5.2.3. Identificación De Pruebas 
 
Es muy importante conocer qué información se puede obtener de cada 
procedimiento de laboratorio, además de las ventajas y desventajas que 
presenta cada método. Los procedimientos realizados a las 10 muestras 
pertenecientes a los pozos PRO-D010 y PRO-C005, para determinar la 
presión capilar fueron pruebas de centrífuga de las cuales se obtuvo curvas 
de drenaje e imbibición para cada una de las muestras, determinando la 
saturación de petróleo residual y agua irreductible respectivamente.  
 
Las curvas de permeabilidad relativa para cada una de las muestras se 
obtuvieron de pruebas Unsteady-State simulando las condiciones del 
yacimiento. (Gráfico AN). 





Gráfico AN: Curvas de Permeabilidad relativa pruebas Unsteady-State, 
muestras de las arenas UI-UM, campo “PRO” 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 
 
5.2.4. Control De Calidad 
 
El control de calidad realizado consistió en un análisis  de la forma y 
tendencia que deben seguir las curvas de presión capilar y permeabilidad 
relativa; las curvas de presión capilar deben de tener forma cóncava hacia 
arriba y una tendencia hacia el infinito a medida que la saturación de agua 










































Gráfico AÑ: Curvas de Presión capilar, muestras de las arenas UI-UM, campo 
“PRO” 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 
 
Las curvas de permeabilidad relativa obtenidas de pruebas de laboratorio no 
deben tener ningún cambio en la curvatura, a medida que la saturación de 
agua aumenta, los valores de permeabilidad relativa al petróleo ( Kro) deben 
disminuir, mientras que los valores de permeabilidad relativa al agua (Krw) 
deben aumentar (gráfico AO). Anomalías en las curvas de permeabilidad 
relativa pueden ser debido a taponamiento de las muestras por migración de 
finos, esto reduce la permeabilidad relativa al agua durante las pruebas de 
laboratorio; cuando se tiene altas saturaciones de agua y la permeabilidad 
relativa al agua mantiene un valor constante a medida que Sw aumenta, esto 
significaría que el valor de Sor está sobrestimado. 
Cóncava hacia arriba 
Tendencia al infinito 






Gráfico AO: Curva de permeabilidad relativa con datos erróneos de 
laboratorio (parte superior) y datos de buena calidad (parte inferior), muestra 
143 del pozo “PRO”-D010 
































5.2.5. Conversión De Datos A Condiciones De Yacimiento 
Es muy importante convertir a condiciones de yacimiento los datos que se 
obtienen de las pruebas de laboratorio para su uso adecuado en la 
simulación de yacimientos. Las pruebas de laboratorio para obtener curvas 
de permeabilidad relativa para las muestras de los pozos PRO-D010 y PRO-
C005, se realizaron simulando las condiciones del yacimiento, por lo que no 
se corrigió las curvas de Kr recibidas. Las pruebas de laboratorio para 
obtener la presión capilar para las muestras de los pozos PRO-D010 y PRO-
C005 se realizaron a una temperatura de 72 ºF para evitar que exista 
pérdida de hidrocarburos livianos de cada muestra, por esta razón se 




Pc yac: Presión capilar corregida a condiciones de yacimiento (Psi) 
Pc lab: Presión capilar a condiciones de laboratorio (Psi) 
σ yac: Tensión superficial a condiciones de yacimiento (dinas/cm) 
σ lab: Tensión superficial a condiciones de laboratorio (dinas/cm) 
θ yac: Ángulo de contacto a condiciones de yacimiento 
θ lab: Ángulo de contacto a condiciones de laboratorio 
 
Para realizar la conversión de presión capilar a condiciones de yacimiento, 
se utilizó valores de tensión superficial y ángulo de contacto que se 
encuentran en tablas con valores típicos. Se realizó ensayos modificando los 
valores de tensión superficial a condiciones de yacimiento en un rango de 
(25-40) dinas/cm, para identificar la curva que tenga un mejor ajuste en el 
modelo de simulación, además de determinar diferentes escenarios de Swi. 





Gráfico AP: Datos de presión capilar a diferentes valores de Tensión 
Interfacial. 




Gráfico AQ: Presión capilar corregida a condiciones de yacimiento para 
Tensión Interfacial=25dina/cm 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 
 
5.2.6. Identificación Por Tipo De Roca 
 
Mediante un Cross Plot entre los valores de permeabilidad y porosidad de 
las muestras, sobre un gráfico de Winland, se identifica que una muestra del 
pozo PRO-D010 se encuentra en el rango de radio de garganta poral de 4 a 

















muestras se encuentran dentro del rango de radio de garganta poral de 20 a 
30 micrones que corresponde al tipo de roca 1. (Gráfico AR). Se recuerda 
que el tipo de roca 1, es una roca de mejor calidad que el tipo de roca 2 en 
valores de permeabilidad y porosidad. 
 
Gráfico AR: Muestras de las arenas UI-UM según los tipos de roca. 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 
 
 
Tabla16: Valores de porosidad y permeabilidad para las muestras 
Fuente: GPE – Schumberger del Ecuador 
 




5.2.7. Curvas De Tendencia Similar 
Para obtener una mejor caracterización del yacimiento se propuso 
seleccionar las curvas de permeabilidad relativa que presentan una forma 
similar, para esto se seleccionó aquellas muestras con valores similares de 
saturación de agua irreductible y petróleo residual, debido a que los puntos 





















Gráfico AS: Valores de Sor (parte superior) y Swirr (parte inferior) para cada 
muestra 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 












Se planteó tres escenarios para las curvas de Kr para el tipo de roca 1 según 
los valores de saturación de petróleo residual, y estos son:  
Sor (fracción)=  0.22 (Optimista) 
Sor (fracción)=  0.31 (Promedio) 
Sor (fracción)=  0.363 (Pesimista) 
Estos valores de saturación de petróleo residual indican un rango de curvas 
a las que se puede ajustar el modelo de simulación. Los diferentes 
escenarios de Sor para las curvas de Kr, se utilizan en la selección de las 
curvas que se introduce en el modelo de simulación para representar el 
movimiento de los fluidos en el yacimiento. Los puntos críticos (Sor y Swirr) 
se obtienen de las curvas de presión capilar en los procesos de drenaje e 
imbibición. 
Las curvas de presión capilar se seleccionaron mediante un criterio similar al 
de las curvas de permeabilidad relativa para el tipo de roca 1.  
Para el tipo de roca 2 se utilizan las curvas de Kr y Pc de la muestra 65. 
 
Gráfico AT: Curvas de presión capilar seleccionadas para el estudio 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 
 





Gráfico AU: Curvas de permeabilidad relativa seleccionadas para el estudio 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 
 
5.2.8. Uso Herramienta SCAL 
SCAL es una herramienta que ayuda a  usar medidas  de permeabilidad 
relativa y presión capilar, derivadas de pruebas de laboratorio para su uso en 
la simulación. Esta herramienta permite: 
 
Gráfico AV: Uso Herramienta SCAL 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 
 
- Importar datos 
- Control de calidad 
- Transformar datos de laboratorio en 
curvas adecuadas para la simulación. 




5.2.8.1. Flujo de Trabajo para Exportación de Datos 
 
 
Gráfico AW: Flujo de Trabajo para exportar datos mediante el uso de la 
herramienta SCAL 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 
 
Una vez determinadas las curvas de tendencia similar se procede a crear 
una base de datos para cada una de ellas en la herramienta Scal, la base de 
datos de cada muestra contiene la información sobre profundidad, pozo y 
yacimiento del cual fueron tomadas cada una de las muestras, además de 
los procedimientos de laboratorio que se sometieron las muestras para 
determinar las curvas de presión capilar y permeabilidad relativa. Los datos 
recibidos para cada muestra se cargaron en la herramienta Scal de forma 
manual, estos datos fueron normalizados para mejorar su calidad. 
Cargados los datos de cada muestra se procedió a crear una curva 
promedio de las curvas de tendencia similar, esta curva promedio es 
representativa para las muestras que corresponden al tipo de roca 1. Se 
exportó también de la herramienta SCAL la curva de Kr optimista y 
pesimista. De los tres escenarios se seleccionó la curva de Kr optimista para 













el comportamiento de los fluidos, mientras que para el tipo de roca 2 se 
utilizan los datos de la muestra 65.    
5.2.9. Determinación De Swi 
 
Los datos de presión capilar que se obtienen de las pruebas en laboratorio, 
corregidos a condiciones de yacimiento se transformaron a su valor 
equivalente en altura mediante la siguiente correlación: 
 
Con: 




Tabla 17. Valores de presión capilar y su equivalente en altura tipo de roca 1 
(parte superior) y tipo de roca 2 (parte inferior). 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 




Para determinar la saturación de agua inicial (Swi), se requirió del espesor 
del yacimiento, el cual fue determinado mediante una propiedad en la 
herramienta Petrel denominada Above Contact, esta propiedad permite 
identificar los valores de altura por encima del contacto agua-petróleo. Se 
debe realizar la corrección de Swirr a Swi por ajuste de profundidad, debido 
a que el valor equivalente de presión capilar de laboratorio en altura es más 
grande que el espesor del yacimiento y con esto el valor de Swirr solamente 
se obtiene a condiciones de laboratorio y la Swi es mayor que la Swirr. 
Se procedió a relacionar los valores de altura equivalentes a la presión 
capilar corregida a condiciones de yacimiento, con el valor de espesor del 
yacimiento, para determinar Swi y la presión capilar que se tiene por en el 
yacimiento, esto se realizó mediante una interpolación simple. Se realizó el 
mismo procedimiento para determinar la presión capilar y Swi del yacimiento 
para el tipo de roca 2. 
 
Tabla 18. Presión Capilar y Swi del yacimiento para el tipo de roca 1 (parte 
superior) y tipo de roca 2 (parte inferior). 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 




5.2.10. Ajuste De Curvas Kr 
 
Las curvas de permeabilidad relativa que se obtienen de los escenarios 
optimista, promedio y pesimista fueron ajustadas al valor de Swi obtenido 
por la corrección de  presión capilar al valor de espesor del yacimiento para 
los tipos de roca 1 y 2.  Para esto se procedió a normalizar las curvas 
(gráfico AX), para luego desplazarlas a lo largo del eje de saturación de agua 
hasta el valor deseado de Swi (gráfico AY). 
 
 
Gráfico AX: Curva Normalizada escenario optimista para el tipo de roca 1 
(Parte superior) y tipo de roca 2 (parte inferior) 






















































Gráfico AY: Ajuste de curvas de permeabilidad relativa 
 
5.3. ANÁLISIS BALANCE DE MATERIALES 
 
Por lo general la producción de petróleo del yacimiento ocasiona o genera el 
influjo de fluidos que vienen ya sea de un acuífero o de una capa de gas, de 
la expansión de fluidos originales y de la compresión de la roca. 
Los fluidos de influjo ocupan el espacio poroso libre producto de la 
producción de petróleo, el concepto de balance de materiales en este 
proyecto ha sido utilizado a manera de entender el mecanismo de empuje 
que actúa y que sirva para caracterizar de mejor manera el acuífero 
existente. 
Por lo tanto se utilizó el software MBAL para lograr obtener: 
 Estimación del petróleo original en sitio (POES) 
 Estimación de la presencia, tipo y tamaño de acuífero. 





El proceso de inicialización del modelo de simulación para los yacimientos 
UM – UI del campo “PRO”, se direcciona a la estimación del POES debido a 
las presiones capilares y mediante esto validar el POES volumétrico.    
Obtenido el modelo estático con la población de porosidad y permeabilidad 
(Kx, Ky y Kz), tipos de roca, ACTNUM, NTG y validados los datos de SCAL y 
PVT, se muestran a continuación las regiones definidas dentro del Modelo:  
 FIPNUM: Para calcular los fluidos en sitio, se tomó en cuenta los 
yacimientos UM y UI. 
 PVTNUM: Regiones asignadas a los yacimientos UM – UI a fin de 
diferenciar las zonas con diferentes contactos y/o diferentes datos 
PVT. 
 ACTNUM: Corresponde al número de celdas activas en el modelo de 
simulación asignadas a celdas que contienen propiedades de rocas 
yacimiento, mientras que las celdas inactivas se asignan a aquellas 
celdas con características de rocas no yacimiento y celdas  
correspondientes a capas 7 pies por debajo del CAP, esto se realiza 
para reducir el tiempo de simulación sin perder las características de 
las rocas del acuífero.   
 
Gráfico AZ: Inicialización del Modelo de Simulación 




Con esto se procedió a inicializar el modelo de simulación en condiciones de 
equilibrio con una estrategia de cero producción para verificar que no existan 





Gráfico BA: Flujo de trabajo Inicialización de un modelo de Simulación 
 
Los resultados de la inicialización se presentan a continuación: 
 
 Estático Simulación 
 POES POES 
Yacimiento MMBLS MMBLS 
UM-UI 140 136 
 
 
Tabla 19. POES para los yacimientos UM-UI 












El ajuste histórico del campo “PRO” sigue un flujo de trabajo relacionándose 
totalmente con el concepto geológico teniendo presente el entendimiento de 
la matriz de incertidumbre técnica en los diferentes procesos de validación 
de los datos de entrada y los productos del modelo geológico. El  proceso de 
desarrollo en la simulación de yacimientos por lo general inicia integrando 
las diferentes disciplinas en la población de propiedades y la incertidumbre 
técnica, involucrando y relacionando así los conceptos de caracterización 
estática y dinámica. 
Después de haber visto anteriormente las etapas de validación, optimización 
de los datos de entrada e inicialización del modelo, resaltando que se debe 
tener claro que estas conceptualizaciones pueden cambiar durante 
cualquiera de las etapas y el proceso debe comenzar de nuevo; se procede 
al proceso de ajuste el cual se lo realiza integrando diferentes procesos que 















Gráfico BB: Flujo del proceso de ajuste del Modelo Dinámico 




Después de haber visto el análisis de balance de materiales y determinar 
que para las dos regiones del campo “PRO” actúa un acuífero infinito y 
definiéndose un mismo contacto agua-petróleo localizado en -6568 ft  
SSTVD se procede a definir los acuíferos para estas dos regiones. A 
continuación se muestra en el grafico BC.la conceptualización de las 
regiones UM (Rojo), UI (Verde) y el CAPO (-6568 ft SSTVD). 
 
Gráfico BC: CAP establecido en UI (Verde) y UM (rojo) del campo “PRO” 
 
5.5.1. Caracterización de Acuíferos del Campo “PRO” 
En el gráfico BD se muestra las dos regiones filtradas por encima del CAP 










Gráfico BD: Influencia lateral en UM(verde) y de fondo en UI (rojo)del acuífero. 




Se puede observar que la región de UI (Verde) tiene una influencia de fondo 
UM(Rojo) en tres zonas que se observan conectadas con UI y su acuífero de 
fondo; para el resto de UM(Rojo) se observa que se encuentra bordeando a 
UI por lo cual el acuífero tiene influencia lateral. 
Una vez analizado la influencia del acuífero sobre las dos regiones se definió 
los acuíferos de la siguiente manera: 
 
Gráfico BE: Acuíferos para UI-UM del campo “PRO” 
 
La región de UM del campo “PRO” se caracteriza por un acuífero lateral 
infinito de gran potencia representado en PETREL por el modelo del acuífero 
analítico de Carter Tracy el cual ayudo a representar su gran potencia 
mediante las variables de entrada como el radio del acuífero y su espesor; 
variables que resultaron útiles para minimizar los problemas de pérdidas de 




presión cercanas al contacto agua-petróleo, adicionalmente se tuvo una 
ventaja adicional al reducir la cantidad de variables asociadas a la intrusión 
de agua observadas en el análisis de balance de materiales. 
La representación del acuífero de la región de UI del campo “PRO” se la 
conceptualizo de igual manera que para UM teniendo en cuenta que en esta 
región actúa el acuífero infinito de fondo. 
5.5.2. Ajuste de Historia del Campo “PRO” 
Una vez definido todos los anteriores parámetros ya mencionados se realizó 
una corrida global para las dos regiones del campo “PRO” para 
posteriormente ir optimizando el ajuste por pozo y global. 
Siguiendo con el flujo de trabajo se procedió al ajuste global de presiones 
(Energía), conociendo que en la región de UI del campo “PRO” existe una 
ligera caída de presión con el tiempo debido a que su principal mecanismo 
es por empuje hidráulico y en la región de UM ha caído alrededor de 800-
1000 Psia, mediante varias sensibilidades de conexión entre las dos 
regiones se determinó que existe ciertas zonas en las cuales existe 
coalescencia entre estas y por lo tanto en ellas el acuífero de fondo de UI 
tiene influencia en la zona de UM. En el gráfico BF se muestra el ajuste 









Gráfico BF: Ajuste Global de Presiones del Campo “PRO” y sus Regiones UM 
(1) y UI (2) 




Para el ajuste por fluidos para el campo y por pozo se tuvo que realizar 
ligeras reinterpretaciones locales en cuanto a la extensión de cuellos lutíticos 
y tipos de roca yacimiento que se observaban en la estratigrafía mostrada 
por los registros a lo largo de la columna de UI-UM y en los que se tenía alta 
incertidumbre en cuanto a su extensión, esto se realizó con la finalidad de 
















Gráfico BG: Flujo de trabajo para optimizar el ajuste global y por pozo del 
campo “PRO”. 
 
Otro punto importante para el ajuste se obtuvo realizando varias 
sensibilidades con las pseudocurvas SCAL realizadas en PETREL  
aplicando las correlaciones de COREY y ligeras variaciones de las 
viscosidades tanto del agua como aceite en los datos PVT. En el gráfico BH 
se muestra el ajuste global del campo “PRO 




















Gráfico BH: Ajuste de Historia del campo “PRO”. 
 
En el ajuste por pozo se revisó que la Saturación de agua del modelo 
representase lo observado en los registros de cada pozo en el momento de 
la perforación, su ajuste de fluidos y Pwf. 














Gráfico BI: Ajuste de Historia y Ajuste de Swi en pozos del campo “PRO”. 
Registro de Saturación 
Modelo de Saturación 




5.6. ANÁLISIS OPORTUNIDADES EOR 
 
Luego de realizar el ajuste del modelo de simulación, lo cual permitió 
representar el comportamiento a nivel de campo y por pozo, se procedió a 
evaluar las oportunidades para EOR a ser aplicadas dentro del campo, para 
esto se realizó un screening convencional mediante tablas que identifican 
varios parámetros y propiedades del yacimiento y fluidos, en comparación 
con los métodos EOR que son factibles para cada caso, estas tablas se 
construyen a partir de una base de datos de proyectos EOR que se han 
realizado a lo largo de todo el mundo y que han resultados exitosos y no 
exitosos de acuerdo a los parámetros del yacimiento, fluidos y condiciones 
operativas. 
De esta forma se puede realizar una selección analítica de los métodos EOR 
factibles para los yacimientos UM y UI del campo “PRO”. 
 
Gráfico BJ: Screening analítico convencional según características de los 
yacimientos UM-UI del campo “PRO”. 
 
 









Tabla 20. Valores promedios del campo “PRO” usados en Screening Analítico 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 
Este primer screening convencional proporciona una idea rápida sobre los 
métodos EOR a utilizar, los métodos que tienen mayor factibilidad de 
aplicación son los métodos químicos, dentro de los cuales se encuentran 
como principales inyección de Polímeros y ASP. 
Mediante el uso de un plug-in de la herramienta Petrel para un análisis más 
detallado sobre los métodos EOR, se sigue el flujo representado en el 
siguiente gráfico: 
 
Gráfico BK: Flujo de Trabajo para Screening analítico y numérico. 
 
Para el análisis EOR se utilizó el caso de simulación que resultó con un 
mejor ajuste por campo y por pozo, en producción y presiones.  
Yacimientos “UI-UM” 
Gravedad API:  



















UI: 64 ft 
UM: 18 ft 
Tipo de Acuífero: 
UI: Fondo - Infinito 









Tipo de Acuífero: 
UI: Fondo - Infinito 
UM: Lateral - Infinito 
 




Siguiendo el flujo de trabajo, en el análisis de los yacimientos UM y UI, al 
yacimiento UM se dividió de forma vertical en 2 partes (UM y UM2) para 
identificar las capas que tengan buena calidad de roca y alta cantidad de 
petróleo móvil en el modelo de simulación. Se identificó que UM2 tenía mejor 
calidad de roca y mayor cantidad de petróleo móvil que UM, además la 
distribución vertical de calidad de roca y petróleo móvil en UM2 facilita la 
inyección de fluidos líquidos en el yacimiento. 
 
Gráfico BL: Distribución vertical de calidad de roca y petróleo móvil para UM 
(arriba) y UM2 (abajo). 
 
Para el yacimiento UI se realiza la división en 3 partes (UI, UI2 y UI3), la 
distribución vertical de calidad de roca y petróleo móvil de UI permite una 
inyección de fluido líquido con un avance uniforme. 





Gráfico BM: Distribución vertical de calidad de roca y petróleo móvil para UI. 
 
Luego del análisis de los yacimientos UM y UI, se realizó un screening 
analítico, para esto se utiliza las características del modelo de simulación, 
compatibilidad por salinidad y condiciones operativas para compararlas con 




Tabla 21. Screening Analítico para los yacimientos UM-UI 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 




Se obtienen resultados semejantes al screening analítico convencional en el 
que los métodos químicos son los más óptimos para los yacimientos UM y 
UI. 
Luego del screening analítico se realiza un screening numérico, el cual 
consiste en la simulación de los métodos EOR en las dos mejores regiones 
de los yacimientos UM y UI, para poder identificar estas regiones se toma en 
cuenta la saturación de petróleo móvil por agua, el índice de calidad de roca 
en cada región y la distribución vertical.  
 
 
Gráfico BN: Regiones para simulación numérica de los métodos EOR en el 
yacimiento UM (arriba) y UI (abajo). 
 




Para el screening analítico se propone un pozo inyector y un pozo productor 
en cada región de los yacimientos UM y UI para poder determinar la 
eficiencia de desplazamiento, la producción de petróleo, caudal de inyección, 
etc.
 
Tabla 22. Eficiencia de desplazamiento y eficiencia incremental para los 
métodos EOR en UM2 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 
 
Tabla 23. Eficiencia de desplazamiento y eficiencia incremental para los 
métodos EOR en UI 
Fuente: GPE – Schlumberger del Ecuador 
 






Gráfico BÑ: Eficiencia de desplazamiento vs Tiempo, inyección continua 











Gráfico BO: Producción de petróleo vs Tiempo, inyección continua (arriba), 












Gráfico BP: Eficiencia de desplazamiento vs Tiempo, inyección continua 












Gráfico BQ: Producción de petróleo vs Tiempo, inyección continua (arriba), 
inyección en baches (abajo) para UM2 (región 2). 
 
Se observa que los métodos ASP, AS y surfactantes tienen la mayor 
eficiencia de desplazamiento en las dos regiones del yacimiento en UM2, 
pero al observar la producción de petróleo durante los años de predicción, se 
identifica que estos métodos no resultarán en valores mayores al caso base 
de producción de petróleo, esto se debe a que dichos agentes pueden 
restringir el flujo de petróleo, reducir la permeabilidad relativa al petróleo o 
debido a canales de alta permeabilidad fluir más rápido que el petróleo 
dejándolo atrás del frente de invasión, mientras que el método de inyección 
de agua de baja salinidad (LS) resulta en una alta producción de petróleo.  
Se identifica de igual manera que la inyección de agua de baja salinidad (LS) 
en baches resulta en una mayor producción de petróleo que la inyección 
continua, además que se reducen los costos operativos para la producción 
de LS debido a que se requiere de un menor volumen para la inyección. 






Gráfico BR: Eficiencia de desplazamiento vs Tiempo, inyección continua 
(arriba), inyección en baches (abajo) para UI (región 1). 
 
 







Gráfico BS: Producción de petróleo vs Tiempo, inyección continua (arriba), 











Gráfico BT: Eficiencia de desplazamiento vs Tiempo, inyección continua 









Gráfico BU: Producción de petróleo vs Tiempo, inyección continua (arriba), 
inyección en baches (abajo) para UI (región 2). 
 
Se observa que los métodos ASP, AS tienen la mayor eficiencia de 
desplazamiento en las dos regiones del yacimiento en UI, pero la producción 
de petróleo durante los años de predicción, estos métodos no resultarán en 
valores mayores al caso base de producción de petróleo en la región 1 
(RRE1), mientras que en la región 2 (RRE2) se obtiene una mayor 
producción de petróleo por la inyección de ASP y polímeros que el caso 
base.  
Se identifica de igual manera que la inyección de ASP de forma continua y 
en baches resulta en una producción igual de petróleo. 
Para el yacimiento UM se identifica como el mejor método EOR a utilizar la 
inyección de agua de baja salinidad (LS) en baches, mientras que para el 
yacimiento UI el mejor método EOR a utilizar es la inyección de polímeros en 
baches. 
Una vez obtenidos los resultados del Screening se procede usando el 
modelado del campo a diseñar  la prueba piloto en el campo para observar 
su comportamiento ante los agentes EOR seleccionados, el Flujo de Trabajo 
General para implementar un proyecto EOR se muestra en el gráfico BV 
 


















































Gráfico BV: Flujo de Trabajo para implementar un Proceso EOR 
Fuente: Schlumberger  
 




Con los resultados obtenidos del Screening Analítico y una vez 
seleccionados los métodos de EOR a ser implementados en un proyecto 
piloto se realiza en el modelo de simulación cuatro casos de predicción para 
evaluar sus resultados. 
Los casos evaluados son: 
CASO BASE: se realiza una predicción de la producción a 20 años 
realizando una corrida de simulación continuando con la misma estrategia de 
explotación actual sin que se realice ninguna intervención. El resultado de 
esta predicción se puede observar en el siguiente gráfico. 
 
Gráfico BW: Predicción Caso Base (20 años de predicción) 
 
CASO INYECCIÓN DE AGUA: se realiza una predicción de la producción a 
7 años realizando una corrida de simulación utilizando una estrategia con 
pozos inyectores en zonas piloto. El resultado de esta predicción se puede 
observar en el siguiente gráfico. 
 
 





Gráfico BX: Predicción Inyección de Agua (7 años de predicción) 
 
CASO INYECCIÓN DE POLÍMEROS: se realiza una predicción de la 
producción a 7 años realizando una corrida de simulación utilizando una 
estrategia con pozos inyectores usando polímeros en zonas piloto. El 
resultado de esta predicción se puede observar en el siguiente gráfico. 
 
Gráfico BY: Predicción Inyección de Polímeros (7 años de predicción) 




CASO INYECCIÓN DE AGUA DE BAJA SALINIDAD: se realiza una 
predicción de la producción a 7 años realizando una corrida de simulación 
utilizando una estrategia con pozos inyectores usando agua de Baja 
Salinidad en zonas piloto. El resultado de esta predicción se puede observar 
en el siguiente gráfico. 
 









Base 55’526404 41% 
Inyección De Agua 55’619732 41% 
Inyección De Polímeros 55’652212 41% 
Inyección Agua De Baja Salinidad 58’482110 43% 
 
Tabla 24. Factores de Recuperación con los diferentes casos de Predicción 
 
Se puede observar que la mejor estrategia de recuperación de petróleo es la 
inyección de Agua de baja Salinidad. 
 
 







CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 
 En base a los resultados obtenidos del estudio se concluye que la 
optimización de los flujos de trabajo para obtener los datos de entrada 
en una simulación, ayuda a disminuir la incertidumbre técnica en la 
caracterización dinámica de los yacimientos, debido al control que se 
tiene sobre los mismos. 
 
 Debido a todo el trabajo que se realizó para la etapa del ajuste 
histórico en el modelo de simulación, se puede concluir que el ajuste 
es un proceso controlado por varias suposiciones, más aun cuando 
existe poca información y en donde existe siempre más de una 
respuesta. 
 
 Se concluye que los resultados del screening analítico y numérico 
realizado pueden servir de base para cualquier estudio de IOR/EOR, 
sin embargo,  no es hasta la fase de la evaluación en sitio que pueda 
ser validado. 
 
 En base a los resultados del Screening Analítico y Numérica 
apoyándose en la Herramienta de EORt se concluye que en el 
yacimiento UM del Campo “PRO” el agente EOR que presenta mayor 
recuperación de petróleo al ser inyectado es Agua de Baja Salinidad, 
mientras que en el yacimiento de UI polímeros. 
 
 De acuerdo a los resultados obtenidos en la predicción en el modelo 
de simulación se concluye que la mejor estrategia de recuperación es 
realizar inyección de agua de baja salinidad en el yacimiento UM del 
campo “PRO”  
 




 En base a la experiencia y resultados adquiridos se recomienda que 
la información de los campos tiene que cumplir un requerimiento 
básico y es importante entender que se debe evaluar tanto zonas 
buenas así como también zonas de malas características, para poder 
mejorar el entendimiento sobre el  comportamiento dinámico en los 
campos. Ejemplo: los tapones en los núcleos son por lo general 
tomados en zonas de buenas características observadas en los pozos 
limitando el conocimiento  del comportamiento en zonas yacimiento 
de malas características. 
 
 Adicionalmente al proceso de Screening para procesos EOR se 
recomienda que se realicen pruebas especiales de laboratorio para 
obtener las propiedades y características específicas de los agentes 
EOR a ser aplicados. 
 
 Por todo el trabajo realizado en conjunto con todo el equipo de GPE-
Schlumberger y los múltiples procesos que conlleva la caracterización 
tanto estática como dinámica de los yacimientos se tiene como 
lección aprendida que la gerencia de yacimientos es un trabajo en 
conjunto y a la par de varias disciplinas. 
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ANEXO A - GLOSARIO DE TÉRMINOS TÉCNICOS 
Densidad del Petróleo (ρo).- La densidad del petróleo crudo se define 
como la masa de una unidad de volumen de crudo a determinada 
temperatura y presión. 
Drenaje.- Se refiere a la disminución de la fase mojante en el medio poroso. 
EOR.- Recuperación mejorada de petróleo por diferentes métodos que 
actúan dentro del yacimiento y que no se enfocan en el mantenimiento de la 
presión. 
Factor Volumétrico del Petróleo en la Formación (Bo).- Es la relación 
entre el volumen de petróleo más su gas en solución a las condiciones de 
presión y temperatura prevalecientes en el yacimiento, y el volumen de 
petróleo a condiciones normales. 
Gravedad Especifica del Petróleo (γo).- Se define como la relación entre la 
densidad del petróleo y la densidad del agua, ambas medidas a 60 ºF y 
presión atmosférica.   
Histéresis Capilar.- Es la diferencia que existe entre las curvas de drenaje e 
imbibición debido al cambio de saturación de una fase determinada. 
Imbibición.- Se refiere al aumento de la fase mojante en un medio poroso. 
Input.- Sistema de entrada de información. 
IOR.- Se refiere a diferentes métodos para incrementar la recuperación de 
petróleo, estos métodos pueden ser  optimización de la producción, 
perforación de pozos, EOR, entre otros. 




Mojabilidad.- Es la preferencia que tiene un sólido a estar en contacto con 
un fluido en lugar de otro. 
Permeabilidad (K).- Es la capacidad que tiene el medio poroso para permitir 
el flujo a través de él. 
Permeabilidad Absoluta (Kabs).- Es aquella permeabilidad medida cuando 
un solo fluido satura el medio poroso. 
Permeabilidad Efectiva (Ke).- Es aquella permeabilidad de una roca a un 
fluido, cuando existen varios fluidos que saturan el medio poroso y fluyen 
simultáneamente. 
Permeabilidad Relativa (Kr).- Es la relación entre la permeabilidad efectiva 
de un fluido a una determinada saturación con respecto a la permeabilidad 
absoluta. 
Petróleo Original en Sitio (POES).- Se refiere al volumen en barriles de 
petróleo bruto que se encuentra en el yacimiento. 
Porosidad (Φ).- La porosidad se define como la relación entre el volumen 
poroso para el volumen total de roca. La porosidad describe el espacio en la 
roca no ocupado por un mineral o material sólido, lo que permite el 
almacenamiento de fluidos.  
Presión Capilar (Pc).- Es la diferencia entre la presión de la fase no mojante 
y la presión de la fase mojante. 
PVT.-  Serie de análisis que se realizan en laboratorio para determinar 
propiedades de los fluidos que permiten relacionar los volúmenes a ciertas 
condiciones de presión y temperatura del yacimiento. 
Recuperación Primaria de Petróleo.- Es el recobro de petróleo por 
mecanismos de empuje natural como: expansión de roca y fluidos, gas en 
solución, influjo de agua, empuje por capa de gas o drenaje gravitacional. 
Recuperación Secundaria de Petróleo.- Se refiere a técnicas como, 
inyección de agua o gas, cuyo propósito en parte es mantener la presión del 
reservorio. 




Recuperación Terciaria de Petróleo.- Se refiere a cualquier técnica 
aplicada después del recobro secundario. 
Recuperación Mejorada de Petróleo (EOR Enhanced Oil Recovery).- Es 
el recobro de petróleo por la inyección de materiales que no se encuentran 
normalmente presentes en el yacimiento.  
Reservas.- Se las define como la cantidad de petróleo recuperable de 
reservorios conocidos bajo la tecnología existente y consideraciones 
económicas. 
Saturación (S).- Es la fracción del volumen poroso ocupado por cada uno 
de los fluidos presentes. 
Saturación Crítica de Agua (Swc).- Es la máxima saturación a la cual la 
fase de agua permanece inmóvil. 
Saturación Crítica de Petróleo (Soc).- También conocida como saturación 
de petróleo residual, Sor; es la saturación bajo la cual el petróleo no se 
mueve. 
Saturación de Petróleo Móvil (Som).- Se refiere a la fracción del volumen 
poroso ocupada por el petróleo móvil. 
SCAL.- Análisis especiales de núcleos que permiten obtener datos de 
presión capilar, permeabilidad relativa, mojabilidad, entre otros. 
Screening.-  Se refiere a una estrategia para la selección de proyectos, en 
la que intervienen varios parámetros técnicos, analíticos y numéricos.  
Solubilidad del Gas (Rs).- Se define como el volumen de gas en pies 
cúbicos normales que a determinada presión y temperatura están disueltos 
en un barril de crudo a condiciones normales. 
Tensión Superficial (σ).- Se define como la fuerza por unidad de longitud 
ejercida en las regiones limítrofes entre una fase líquida y una fase de vapor, 
causada por la diferencia entre las fuerzas moleculares de ambas fases, y 
también por su desbalance en la interface. 




Viscosidad del Petróleo (µo).- Es la resistencia que ofrece el petróleo a 
moverse. 
  ANEXO B - CRONOGRAMA DE ACTIVIDADES 
 
 
ANEXO C - PRESUPUESTO 
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